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RESUMEN 
 
En este trabajo se evaluó una metodología con la cual fuera posible realizar la interpretación de 
una zona fracturada a partir de eventos microsísmicos, datos de producción, registros de 
imágenes y diversos atributos sísmicos, para determinar una correspondencia entre las rutas y 
zonas preferentes al flujo y los datos  obtenidos; e identificar zonas naturalmente fracturadas, 
que sirven de canales preferenciales y de aporte a la producción del campo. 
Se generó un cubo en profundidad con los eventos microsísmicos, el cual fue luego integrado 
con el cubo sísmico 3D en profundidad, lo que permitió observar la distribución espacial de las 
nubes de mayor densidad de eventos. Luego se realizó un análisis básico geo - estadístico  a 
los eventos microsísmicos, ubicando así magnitudes, profundidades y grados de dispersión de 
los datos. Más adelante se correlacionaron los datos de producción, como los caudales de 
inyección y producción con la frecuencia de ocurrencia de eventos microsísmicos, lo que 
permitió concluir que el efecto sobre estos era debido preferentemente al gas inyectado y no a 
las operaciones de producción. Para finalizar se realizó una caracterización de las fracturas 
naturales, encontradas en los registros UBI, permitiendo ubicar los intervalos con mayor grado 
de fracturamiento y el tipo de orientación y buzamiento de esta en la estructura.  
El análisis de el flujo de atributos sísmicos recomendado por Schlumberger en el cual se 
plantea aplicar a un volumen sísmico en tiempo Varianza, seguido de Caos y finalizando con el 
Ant tracking, permitió observar que la zona seleccionada a partir de los análisis anteriores era 
efectivamente una zona con alta densidad de fracturas y que existen canales y/o rutas 
preferenciales entre ellos. 
Así se logró una caracterización de las fracturas naturales de la zona centro del campo 
Cupiagua, se esbozaron canales preferentes de flujo y se planteó que las fallas y fracturas 
están en constante reactivación y cambio por efectos del movimiento de fluidos, encontrando 
su relación con los eventos microsísmicos registrados durante el año 2007 al 2010. 
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CAPITULO 1 
 
1.0 INTRODUCCION 
 
En el momento en el cual se perfora un pozo petrolero se generan cambios en el medio poroso, 
cambios que pueden ser perjudiciales o benéficos para la producción del mismo según el caso. 
Durante la vida de un pozo se realizan operaciones como limpiezas acidas, cambios de varillas 
y servicios a pozos, estimulaciones, fracturamientos y refracturamientos, inyecciones de  de 
productos químicos, inyecciones de agua y gas como métodos de recobro,  utilizados todos 
ellos para mejorar la producción  y reducir así las perdidas por el depletamiento continuo y 
normal de los campos. 
 
Estas operaciones generan diversas respuestas de la formación, entre ellas cambios de 
presión y modificaciones en los patrones de esfuerzo. 
 
Caracterizar un yacimiento no es tarea fácil y más cuando este presenta fracturas de diversos 
tipos ocasionadas en diferentes momentos geológicos. 
 
Análisis tales como historia de producción, pruebas de presión, análisis de registros de 
imágenes, han mostrado comportamientos propios de sistemas fracturados en el campo en 
cuestión, al que además se le suma la alta complejidad geológica de este por estar en una 
zona tectónicamente activa. Este yacimiento  ha sido uno de los que presentan alta 
complejidad, debido a red de fracturas presente en las formaciones productoras (Mirador, 
Barco y Guadalupe), fracturas que afectan directamente el comportamiento de los fluidos, el 
comportamiento de la roca y por ende la producción. 
 
En la actualidad se cuenta con  diversas herramientas que permiten realizar acercamientos y 
validar diferentes hipótesis sobre el impacto en la producción de las fracturas. Herramientas 
como la sísmica pasiva, basada en el análisis de señales asociadas a deformaciones de la roca 
10 
 
producto de las operaciones de producción e inyección  del campo y al reacomodamiento o 
reactivación de fracturas en zonas de alta complejidad tectónica. El monitoreo microsísmico es 
una técnica que ha venido tomando fuerza a través de los años. La experiencia muestra que 
pequeñas fluctuaciones de presión de poro modifican los esfuerzos normales efectivos y/o los 
coeficientes de fricción en rocas en una región lo suficiente grande para producir microsismos 
espontáneamente (Barton and Zoback, 1995). Así que se tendrían microsismos inducidos por la 
inyección de fluidos y microsismos espontáneos. Este cambio en la condición de  los esfuerzos 
y los cambios en la presión tienen una naturaleza más severa en campos maduros y en 
yacimientos fracturados, por lo tanto la actividad microsísmica se caracteriza por su alta 
intensidad.  
 
Herramientas como el análisis de atributos sísmicos que son cualquier medida de los datos 
sísmicos capaces de mejorar y/o cuantificar visualmente caracteres o formas de interés 
interpretativo, son de gran utilidad a la hora de caracterizar  un yacimiento. Los atributos 
sísmicos pueden ser sensibles a  las distorsiones, inconformidades y heterogeneidades del 
medio, a las propiedades del yacimiento y  a la caracterización del ambiente deposicional y la 
energía del medio. Así pues el objetivo principal de los atributos sísmicos es proporcionar 
información precisa y detallada de los parámetros estructurales, estratigráficos y litológicos del 
prospecto sísmico (Marfurt y Chopra, 2007) 
 
Un atributo sísmico se refiere a cualquier cantidad que sea derivada de los datos sísmicos 
originales, así se tienen atributos como la amplitud, la velocidad intervalica, Dip, Azimuth, 
Coherencia, impedancia acústica, predicción de porosidad y permeabilidad, que son de gran 
ayuda y ampliamente utilizados en la actualidad.  Sin embargo también pueden estar asociados 
a errores de cálculo, por lo que es necesario realizar una correcta  y minuciosa  calibración de 
estos con datos de pozos (Marfurt y Chopra, 2007) 
  
Los análisis realizados tomando como  base los datos de producción como caudales de 
inyección y producción, Draw Down, índices de productividad, presiones, y skin, dan un 
indicativo de la evolución de los campos, mostrando como es el daño y el comportamiento 
asociado a las diferentes  operaciones y al depletamiento.  
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No es sorprendente pues  que uno de los principales desafíos con que se enfrentan los 
especialistas en geofísica y análisis de yacimientos  es cómo simular correctamente los efectos 
de las fracturas sobre el comportamiento de los yacimientos. La comprensión de estos 
yacimientos requiere la adquisición y el análisis de un vasto volumen de datos y, normalmente, 
comienza con una caracterización detallada, pie por pie, de los sistemas de fracturas y matriz. 
Lo que debe comprenderse es la interacción entre estos dos sistemas mientras cambian las 
propiedades del yacimiento con el desarrollo de las operaciones de producción o inyección. 
 
En el presente trabajo se presenta una metodología que permite integrar la sísmica pasiva, los 
atributos sísmicos 3D y algunos datos de producción para caracterizar las fracturas presentes y 
su relación con los cambios en la producción del campo, generando una visión más completa y 
detallada y tener así recomendaciones sobre un mejor manejo y evolución de este. 
 
 
1.1 ASPECTOS GENERALES 
 
1.1.1  OBJETIVOS GENERALES 
 
Caracterizar el comportamiento dinámico de fracturas naturales usando la relación existente  
entre la sísmica pasiva,  los atributos  de sísmica 3D y los datos de producción e inyección en 
un área tectónicamente activa, para conocer su impacto en la producción de fluidos en el 
yacimiento 
 
1.1.2 OBJETIVOS ESPECIFICOS 
 
Correlacionar los eventos microsísmicos en el cubo sísmico 3D, tal y como se ve en  
actualmente bajo un procesamiento de los datos y análisis de los atributos sísmicos aplicados y 
con los datos de producción para asociar la microsísmica con el comportamiento del campo. 
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Establecer la relación entre la posición de los microsismos  en el tiempo  y las diferentes 
familias de fracturas, para determinar cuales están más activas, utilizando anisotropía sísmica y 
registros de imágenes UBI/FMI 
Establecer las rutas preferenciales de migración de fluidos en la zona de estudio. 
 
1.1.3 JUSTIFICACION 
 
En el área asociada a los campos Cusiana, Cupiagua, Recetor se cuenta con una red de 
detección de sismos,  instalada desde 1992,  que en la actualidad cuenta con 26 estaciones 
OSSOdas, operadas por Corpo OSSO.  
 
Durante los últimos años, ha sido de gran ayuda para ahondar en la evaluación de las 
condiciones de operación y producción  de los yacimientos y de  zonas adyacentes.   La 
información suministrada por CorpoOSSO ha sido analizada mensualmente y está consignada 
en los reportes entregados a Ecopetrol y BP desde entonces.   
 
En el año 2004 en Colombia García, A.  plantea una metodología para caracterizar yacimientos 
de hidrocarburos a partir de dicha información utilizando eventos microsísmicos inducidos por 
inyección de fluidos; en este trabajo se mostró el estudio de una nube sísmica con  
aproximadamente 4000 eventos con magnitudes entre 1.2 y 2.4 MD con algunos eventos con 
magnitud máxima de 2.8 MD. El estudio comprendió el periodo octubre de 2001-abril de 2002, 
enfocándose en estimar la localización de la fuente y distinguir fracturas individuales 
espacialmente y reconocer la interacción entre estas.  
 
Elaboró un mapa de las familias de eventos microsísmicos inducidos por inyección de fluidos 
que le permitió identificar fracturas preexistentes activadas hidráulicamente y planos de ruptura, 
estimar errores de localización de aproximadamente 600 m, dirección de s1 = 143º de azimut e 
identificación de fracturas tipo 1, 2 y 3 con azimut de 143º, 63º y 36º respectivamente donde 
grandes oscilaciones en polarización coinciden con interconexión de fracturas, adicionalmente 
familias de eventos repetidores mostraron un patrón de ocurrencia cuasi periódico con un 
periodo de 48 días, contrario al patrón temporal de sismicidad natural en donde se observaron 
grandes fluctuaciones en polarización relacionadas con interconexión de fracturas 
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correspondientes con variación de presión y volumen de inyección.  es de notar que 600 metros 
es un valor muy alto para la localización de un evento. En la actualidad el error en la ubicación 
de estos no es superior a 20 metros. 
 
En el año 2006 (Betancur et al, 2006),  elaboran un análisis orientado a buscar la relación de la 
producción con los eventos microsísmicos, la orientación de esfuerzos y la distribución de 
fracturas en el periodo comprendido entre 2003-2005.  Encontraron que durante el monitoreo 
microsísmico realizado en el período de investigación,  la magnitud y el número de eventos 
estaban  relacionados en un alto grado con la inyección de gas y el  flujo de fluidos de los 
pozos productores, en especial de petróleo, mostrando  una respuesta menor en términos de 
sismicidad. También evidenciaron que los procesos de estimulación y recobro mejorado 
ayudan en la actividad microsísmica.  
 
En el 2007 (Gallego, N. 2007) muestra relaciones básicas estadísticas entre la sismicidad y la 
inyección de gas en el campo en el período comprendido entre el 2003 y 2004, encontrando 
que el monitoreo de los eventos sísmicos en el periodo  de tiempo tomado  está relacionado 
marcadamente con la reducción en la producción de petróleo de los pozos ubicados en la 
superficie estimada por las magnitudes microsísmicas. 
 
Así pues es clara la necesidad de unir los diferentes tipos de herramientas con que se cuenta 
en la actualidad, para tener una visión más clara del comportamiento de las fracturas en el 
tiempo, la relación de la sismicidad y la producción, unida a un contexto geológico y no 
desligada de este.  
 
Es de suma importancia reconocer que los márgenes de error de cálculo  de los hipocentros se 
han reducido de manera notoria,  permitiéndonos interrelacionar la información hallada  a partir 
del análisis de los atributos hechos a los  volúmenes sísmico 3D en tiempo y profundidad de la 
zona y los UBI analizados con la ubicación de las nubes de mayor densidad de eventos 
microsísmicos. 
 
 
1.1.4 UBICACION GEOGRAFICA 
El Piedemonte Llanero Colombiano hace parte de las cuencas hidrográficas del Amazonas y 
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Orinoco. Al sur inicia en la frontera con el Ecuador y termina al Norte en la frontera con 
Venezuela. El campo Cupiagua se encuentra ubicado en las cercanías del municipio de Yopal.  
 
 
Figure 1. Ubicación geográfica del  Campo Cupiagua  y los pozos de estudio en Colombia-Suramérica 
 
El área estudiada  contempla el sector más pequeño posible del campo Cupiagua 
representativo para el flujo de fluidos, la geología, las fallas principales y las fracturas del 
yacimiento (Abad & Ordóñez, 2003), incluye los dos tipos de dominios estructurales 
predominantes en la trampa: la cresta y el flanco.  
Desde el punto de vista estratigráfico, el yacimiento en estudio está conformado por 3 
formaciones productoras (Mirador, Barco y Guadalupe), subdivididas en 14 unidades de flujo u 
operativas y dos formaciones sello entre estas (Los Cuervos y Guadalupe Mudstone).  
Desde el punto de vista tectónico está localizado en el área de influencia de dos fallas de 
desgarre (sísmicamente activas), localizadas entre los frentes de deformación de los sistemas 
de falla principales Guicáramo y Yopal. 
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 CAPITULO 2  
 
2.1 MARCO TEORICO 
 
2.1.1 CONCEPTOS BÁSICOS METODO SISMICO: 
La prospección sísmica es una herramienta que permite examinar con buena resolución las 
capas profundas y superficiales del subsuelo en general. Se basa en el mismo principio de la 
sismología, consiste en generar ondas sísmicas mediante una fuente emisora y registrarlas en 
una serie de estaciones  o censores ordenadas sobre un terreno. Se utilizan en la búsqueda de 
hidrocarburos, de acuíferos y en la explotación de carbón y minerales. Gracias a las 
características elásticas de la tierra es posible reconstruir las trayectorias   de las ondas  
generadas.  
 
La Tierra actúa como un medio elástico para la propagación de las ondas sísmicas de manera 
similar a las ondas acústicas propagándose en determinados medios. Cuando una onda 
sísmica encuentra cambios en las propiedades del medio como es el caso de una interface 
entre dos capas geológicas las ondas sufren los fenómenos de reflexión y refracción, lo que 
significa que parte de la energía en el mismo medio se refleja y parte se transmite al otro medio 
con cambios en la dirección de propagación, de la velocidad y en el modo de vibración, 
(Tarbuck & Lutgens, 2005). 
La velocidad de las ondas sísmicas depende de la densidad y la elasticidad de los materiales 
que atraviesan. Las ondas sísmicas viajan más de prisa en los materiales rígidos, que retornan 
elásticamente a sus formas originales cuando cesa el esfuerzo causado por una onda sísmica. 
Dentro de una capa determinada, la velocidad de las ondas sísmicas aumenta generalmente 
con la profundidad, porque la presión aumenta y comprime la roca transformándola en un 
material elástico más compacto (Sheriff R., 1991)   
Una imagen sísmica está compuesta por señales que están formadas por las reflexiones del 
frente de onda, debido a que estas señales varían con el tiempo (no estacionarias), se puede 
recurrir a las metodologías de descomposición tiempo-frecuencia tal como la transformada de 
Wavelet continua, para obtener la información de la variación de las componentes de 
frecuencia a través del tiempo.  
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Uno de los objetivos del método sísmico es reconstruir con fidelidad la disposición de las capas 
de roca en el subsuelo y características como litología, fluidos almacenados, porosidad, entre 
otras y así  elaborar un modelo que permita acercarse al yacimiento. 
 
ONDAS SISMICAS COMOS SEÑALES ANALITICAS: 
 
Las ondas sísmicas que normalmente son detectadas y grabadas, pueden ser vistas como 
señales analíticas, con una parte real y otra imaginaria, de las cuales solo la parte real es 
detectada y mostrada. Esto es equivalente a un fasor dependiente del tiempo. Una traza 
sísmica (g(t)) puede ser expresada. 
 
   cos 
 	.       (1) 
 
donde R(t) es la envolvente de la traza sísmica y θ(t) es la fase. Podría imaginarse un vector 
perpendicular al eje del tiempo (Fig. 7) cuya longitud varia con el tiempo; además este vector 
rota alrededor de dicho eje como función del mismo. La proyección de este vector rotante en el 
plano real es la traza sísmica convencional y la proyección en el eje imaginario es la traza 
cuadratura (h(t)). 
 
  
.       (2) 
 
Al aplicar la transformada de Hilbert se puede generar la traza cuadratura a partir de la traza 
real observada. (Taner y Sheriff, 1977). Ver figura 2. 
 
Figure 2. Componentes real e imaginaria de la Traza sísmica Compleja (Modificado de Sheriff, 1977)) 
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Impedancia Acústica: La impedancia acústica es un parámetro de gran utilidad  para  
caracterizar el comportamiento de una onda sonora. Esta se define como la razón compleja 
entre la presión sonora y la velocidad volumétrica. 
 
        (3) 
 
Debido a que la impedancia es función de la densidad y la velocidad  y estos parámetros 
dependen de la porosidad, la litología, el tipo de fluido dentro de la roca, la saturación de los 
fluidos en el medio poroso, etc. Resulta ser de gran  utilidad para predecir cambios en 
secciones y mapas. 
 
 
Figure 3. Composición de una traza a partir de los contrastes de velocidades y densidades. 
(Modificado de Tearpock, 1991) 
 
 
Coeficientes de Reflexión: El coeficiente de reflexión es la relación que existe entre las 
amplitudes de la onda reflejada y la onda  incidente. Suponemos que la onda incidente tiene 
una magnitud de uno, la reflejada R y la transmitida 1-R. 
 
El coeficiente de Reflexion (R) es una función de las velocidades y las densidades de dos 
medios adyacentes a una interfaz. Para una onda viajando de un medio 1  a un medio 2, se 
tiene: 
 
 


      (4) 
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Los valores típicos de R son aproximadamente -1 del agua al aire, que significa que cerca del 
100% de la energía es reflejada y ninguna es transmitida; aproximadamente 0.5 del agua a la 
roca; y aproximadamente 0.2 de la lutita a la arena.  
 
A incidencias no normales  el coeficiente de reflexión se define  como una relación de 
amplitudes y  depende de otros parámetros, como la velocidad de la onda S y es descrita como 
función del ángulo de incidencia por las ecuaciones de Zoeppritz. 
 
Así como la propagación de ondas en la tierra  se rige por parámetros elásticos, de la misma 
manera el método sísmico mide  contrastes de impedancia acústica,  de la cual se habló 
anteriormente  
Son tres las grandes fases que caracterizan el método sísmico: Adquisición, procesamiento e 
interpretación. 
 
ADQUISICIÓN: Una adquisición sísmica es la generación y registro artificial de datos sísmicos. 
 
Una fuente sísmica, como una explosión de dinamita, una pistola de aire comprimido o una 
unidad vibradora, genera energía que viaja dentro de la Tierra como vibraciones que pasan a 
través de las capas de roca subterráneas. Diferentes tipos de roca filtran las ondas sísmicas y 
parte de la energía regresa a la superficie debido a la refracción o reflexión proveniente de las 
superficies entre las distintas capas de roca. La energía sísmica que regresa se mide con 
receptores, los cuales registran las señales sísmicas en forma de ondas electrónicas. Los 
geófonos son un tipo de receptor, que se utiliza en la tierra, en el suelo marino o dentro de una 
perforación de pozo (como en un perfil sísmico vertical) para registrar las señales sísmicas. Los 
geófonos utilizan una bobina o imán móvil, como el que se usa en los micrófonos, para medir 
pequeñas vibraciones. Los hidrófonos son otro tipo de receptor que se utilizan para medir los 
cambios en la presión conforme el sonido viaja a través del agua. Los hidrófonos normalmente 
se remolcan unos cuantos metros bajo el agua dentro de “cables sísmicos marinos” que por lo 
regular miden de 3 a 6 km (cerca de 2 a 4 millas) de largo. A los hidrófonos también se le 
puede suspender de manera vertical o tendérseles en el suelo marino. 
 
Los métodos de adquisición de datos sísmicos afectan la imagen sísmica en zonas de 
Piedemonte de Colombia, cuya calidad es en general poco satisfactoria. Aquí se considera 
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experiencias anteriores y posibles mejoras en métodos de adquisición y diseño de parámetros 
(Guevara et al, 2009). En la práctica usual en la industria, el diseño de parámetros de 
adquisición parte de una hipótesis, la mejor  disponible, acerca de la geología. A partir de ella 
se definen los parámetros y se hacen test para optimizar sus propiedades, (por ejemplo 
distribución de offsets y azimuths). Luego se evalúa la viabilidad económica de diseños 
aceptables desde el punto de vista técnico. 
 
El diseño de los parámetros de adquisición en general corresponde a patrones de geometría 
regular en superficie, que se escogen con base en un modelo de capas planas y paralelas. y la 
evaluación de los diseños se hace sobre atributos de superficie también asociados a este 
modelo simplificado (Ashton et al., 1994, Cordsen et al., 2000, Stone, 1994). Algunos factores, 
como atenuación de ruido coherente, contenido de frecuencias óptimo y energía de la señal se 
evalúan por medio de pruebas de campo. Sin embargo, en zonas de geología compleja la 
geometría de los reflectores suele alejarse de los modelos simplificados mencionados arriba, y 
se presentan limitaciones adicionales como la dificultad o imposibilidad de identificar 
reflectores, presencia de buzamientos muy altos o inversiones de velocidad. Adicionalmente si 
hay topografía abrupta se presentan dificultades para colocar tendidos regulares en superficie. 
La consecuencia de todo esto es que la incertidumbre en el modelo geológico inicial se 
transmite a las decisiones del diseño (Guevara et al, 2009). 
 
PROCESAMIENTO: El procesamiento consiste en la elección y posterior aplicación de los 
parámetros y algoritmos de tratamiento adecuados a los datos sísmicos adquiridos en el campo 
(datos brutos) con el fin de obtener secciones sísmicas de calidad. El objetivo fundamental de 
todo procesado multiseñal es aislar en los registros las reflexiones de los otros eventos 
sísmicos que se superponen a ellas (ruido ambiental, GR, onda aérea, etc.). Actualmente, 
debido al gran incremento del volumen de datos (mayor capacidad instrumental) y al desarrollo 
de nuevos algoritmos (mayor potencia de cálculo), el dominio de las técnicas de procesado es 
el pilar básico de la prospección geofísica. 
 
Desde el momento en que los datos de campo (registros sísmicos) son introducidos en una 
estación de trabajo1 la secuencia de procesado comienza su desarrollo. Según Yilmaz hay tres 
etapas en el procesado de datos: 1) La etapa de pre-apilamiento (pre-stack); en donde una de 
las operaciones más significativas es la deconvolución. 2) La etapa de apilamiento (stack); con 
el análisis de velocidad como punto fundamental. Y 3) la etapa de post-apilamiento (post-
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stack); siendo la migración uno de los algoritmos finales que se aplican. En cada uno de estas 
etapas intervienen una serie de tratamientos fijos, mientras que hay otros algoritmos que se 
pueden aplicar en cualquier momento del procesado (filtrado, escalado de amplitud, etc.). 
 
INTERPRETACION: Una vez procesados los datos tomados en campo se obtiene como 
resultado una imagen o cubo sísmico 3D. La migración consiste tradicionalmente en el mapeo 
de estructuras geológicas, calibrado con datos de pozo. Se necesita un amplio conocimiento 
geológico para entender la sedimentación en la cuenca y su evolución estructural. El intérprete 
no solo debe conocer los conceptos de geología y sismología debe estar familiarizado con los 
últimos algoritmos y software disponibles para poder realizar la interpretación de la forma más 
eficiente. 
Tipos de Interpretación:  
• Interpretación Estructural (Límite de Yacimiento, compartimentalización).  
• Interpretación estratigráfica (Ambiente de Depósitos) * Caracterización de Yacimientos 
(litologías, fluidos, porosidad, fracturamientos, etc.) 
Entre los objetivos de la interpretación sísmica están: 
• Exploración. Mapear prospectos de posibles de contactos de fluidos y estimar los 
volúmenes probables de hidrocarburos. Ubicar el pozo exploratorio. 
• Delineación. Reevaluar los volúmenes de hidrocarburos. Ubicar los pozos de 
delineación. 
• Producción. Monitorear los fluidos y/o la presión de poros y concluir sobre la 
conectividad en el yacimiento y sobre posibles hidrocarburos no drenados. Ubicar los 
pozos productos e inyectores. 
 
 
2.1.2 ATRIBUTOS SISMICOS: 
 
Un atributo sísmico es cualquier medida de datos sísmicos que ayudan a la visualización y 
cuantificación de características de interés interpretativo (Chopra et al, 2008). Estos  caen 
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dentro de dos categorías, aquellos que ayudan  a cuantificar el componente morfológico de los 
datos y aquellos  que ayudan a cuantificar el componente de reflectividad. 
 
Los atributos morfológicos ayudan en la extracción de información sobre el reflector del 
buzamiento, los acimutales y las terminaciones, los cuales a su vez se relacionan con fallas, 
fracturas, canales. entre otros. (Chopra el al, 2008). Los atributos de reflectividad ayudan a 
obtener información sobre la amplitud, la forma de la onda y su  variación con el ángulo de 
iluminación, lo cual se relaciona con la litología, el espesor del yacimiento y la presencia de 
hidrocarburos. 
 
Cuando se usan los atributos sísmicos 3D como reconocimiento, estos ayudan a identificar 
características estructurales y ambientes deposicionales. Si lo que se quiere es usarlos para 
caracterizar yacimientos, estos se calibran con los datos de pozos reales y simulados con el 
objetivo de identificar depósitos de hidrocarburos y compartimentalización del yacimiento 
(Marfurt, 1998). 
 
Entre los atributos usados en este trabajo se tiene: 
 
DIP y AZIMUTH: Estos ayudan a estimar la orientación de los reflectores. Matemáticamente un 
elemento planar  o un reflector sísmico  puede ser definido por un unico punto en el espacio 
X=(x,y,z) y un vector unitario, normal a  la superficie, n = (nx, ny, nz), donde nx, ny, nz , denotan la 
sus componentes a los largo de los ejes X, Y, y Z.  y son elegidas tal que nz > 0. (Chopra et al, 
2008) 
 
Geológicamente definimos una superficie plana como el tope de una formación  por medio de 
buzamientos aparentes  θ y θ o mas comúnmente por el buzamiento real θ  y el rumbo φ.  El 
buzamiento aparente θ, es el ángulo medido en el plano vertical (x,z) desde el eje X horizontal 
a la interface. Similarmente el buzamiento aparente θ es el ángulo vertical medido en el plano 
vertical (y,z) desde el eje y horizontal a la interface. el rumbo	φ es el ángulo entre  en norte  (el 
eje Y en el SEG-Y) y la interseccion entre el reflector y el plano (X, Y )horizontal. El buzamiento 
verdadero     θ, es siempre mayor o igual al buzamiento aparente θ y θ, y es el ángulo medido 
en un plano vertical perpendicular al rumbo entre el plano horizontal y la interface (Chopra et al, 
2008) 
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Los buzamientos geológicos no tienen signo  y siempre son medidos bajo el plano horizontal a 
la superficie (Chopra,  et al 2008). 	
 
Se define el vector buzamiento como un vector unitario a 
 
   !
 ∗ #$∅      (5) 
 &  !
 ∗ !∅              (6) 
'  #$
       (7) 
 
Chopra plantea que tomando datos símicos en tiempo, p y q son los buzamientos aparentes 
medidos en el inline y el crossline respectivamente , medidos en s/m o ft/m.  realiza una 
aproximación a la velocidad de la tierra para las siguientes relaciones. 
 
(  2
 	/+       (8) 
y  
,  2
&	/+       (9) 
 
Existen métodos para calcular el DIP y Azimut  datos en volúmenes sísmicos no interpretados.  
Luo et al (1996) describen un método para estimar  el vector buzamiento basándose en una 
extensión 3D de los atributos de la traza analítica, la expresión que plantean para el 
buzamiento es: 
 

  -. 
 /	.&
, //.'    (10) 
 
Donde Kx y Ky y Kz son  los números de onda . 
También puede hallarse usando el método del gradiente estructural y el método del Scan 
discreto desarrollados por Bakker el al (2002) y Marfut et al (1998) respectivamente. 
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ANT TRACKING: se utiliza para extraer las fallas de un volumen sísmico pre-procesado. El 
pre-tratamiento podría ser la varianza o el caos combinado con suavizado estructurales Este 
algoritmo único es parte de un flujo de trabajo innovador que introduce un nuevo paradigma en 
la interpretación de fallas y fracturas. El procedimiento consta de cuatro pasos. El primer paso 
es condicionar los datos sísmicos mediante la reducción de ruido en la señal. El segundo paso 
realza las discontinuidades espaciales en los datos sísmicos (generación de fallas y  detección 
de bordes). El tercer paso, que genera el volumen del ant tracking, mejora significativamente 
las imagenes de las fallas suprimiendo. Esto se consigue mediante la emulación de la conducta 
de las colonias de hormigas en la naturaleza y la forma en que el uso de forámenes para 
marcar sus caminos con el fin de optimizar la búsqueda de alimento. Del mismo modo, "las 
hormigas artificiales"  ponen las semillas en un volumen sísmico marcando las zonas de 
discontinuidades (Cox et al, 2007).   
 
El resultado es un atributo que muestra zonas de falla muy nítidas y detalladas. 
 
Figure 4. Ejemplo de atributo Ant tracking 
 
CURVATURA SIMPLE. Es la medida de la tasa del cambio de buzamiento en la 
superficie. Ayuda a caracterizar la densidad dada por la curvatura de la estructura. 
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2.1.3 CONCEPTOS BÁSICOS DE SISMICA PASIVA: 
 
Las vibraciones débiles y de baja amplitud pueden ser grabadas en la superficie de la tierra y 
son comúnmente llamadas micro tremores, estos están en la categoría de señales naturales o 
fenómenos naturales. Hasta hace poco no había sido establecido como  un método para 
estudiar la estructura del subsuelo (Okada, H. 2003). 
 
Algunos estudios hechos a mediados del siglo XX documentan el tipo de onda que constituyen 
los micro tremores,  y su relación con la distribución del subsuelo. La amplitud de los micro 
tremores es comúnmente , excepto en escasas ocasiones muy pequeña. Los desplazamientos 
son del orden de 10-4 a 10-2 mm, muy lejos de la sensibilidad humana. Los micro tremores o 
microsismos que ocurren por actividades humanas, están dominados por periodos cortos como 
segundos y con frecuencias tan altas como 1 Hz y presentan variaciones de periodo  y amplitud 
a lo largo del día (Okada, H. 2003). 
 
En los campos de producción los microsismos son muy frecuentes, pues las operaciones de 
inyección y producción de hidrocarburos generan eventos que pueden ser registrados en 
superficie y vinculados con los diferentes eventos a lo largo del día. 
 
En general las señales microsísmicas se registran y se procesan de la misma manera como 
las señales sísmicas. En primer lugar estas  son analizadas con algoritmos de detección de 
terremotos acoplados  a las frecuencias de micro tremores  para determinar cuando un impulso 
de energía ha ocurrido. El sismograma de una señal microsísmica es idéntica al de un sismo 
local, pequeños sismos con fases de onda S y P. El tiempo de viaje de la onda y la amplitud de 
las ondas P y S, dependen de los mecanismos de deformación como del camino de radiación 
(Betancur et al 2006) . Está adquisición debe ser corregido por efectos de ruido causados por 
operaciones de producción e inyección asociado de manera directa con el flujo de fluidos. El 
procesamiento básico de los datos sísmicos pasivos comienza con la localización de los 
eventos (localizaciones hipo centrales 3-D y tiempo de origen). Los modelos de velocidad 
pueden construirse a partir de registros sónicos, donde la ubicación de los eventos se calcula 
como un punto en el espacio mediante las observaciones de los tiempos de arribo de las 
diferentes orientaciones de fases (Betancur et al 2006). 
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Las técnicas usadas con símica activa no detectan fallas o fracturas individuales sino que 
explotan la respuesta promedio, a lo largo de un gran volumen de roca. La sísmica activa 
muestra problemas en el momento de estimar la existencia de mico-fracturas y su 
evolución, el movimiento de fluidos y la permeabilidad de la roca, pero como atractivo tiene 
la posibilidad de explorar las propiedades hidráulicas debido al amplio rango de 
penetración y a la alta resolución (Osorio J.G, 2008).  
 
De otro lado los métodos sísmicos pasivos que detectan la respuesta del yacimiento a las 
operaciones de producción o inyección pueden considerarse como técnicas dinámicas de 
caracterización de fracturas y fallas. Las fracturas y fallas naturales emiten eventos 
microsísmicos—en su mayor parte debidos a reajustes por esfuerzos de corte—en 
respuesta a cambios producidos en el esfuerzo efectivo, luego de las operaciones de 
producción e inyección, y especialmente durante las operaciones de estimulación por 
fracturamiento hidráulico (Bennet, 2005/2006).  
 
Los sensores sísmicos sensibles posicionados en los pozos cercanos detectan estas 
mediciones acústicas, que en este método sirven como fuente sísmica. Los métodos 
especiales de procesamiento estiman las localizaciones de los eventos, produciendo un 
registro continuo en función del tiempo de la actividad inducida por las operaciones de 
producción o inyección.  
 
Se dijo anteriormente ya que la inyección de fluidos a la formación causa sismicidad 
(Pearson 1981, Zoback y Heryes 1997), en este caso la inyección de fluido podría 
aumentar el grado de permeabilidad al crear y/o activar fracturas que permiten un mejor 
movimiento de fluidos, la propagación de una fractura hidráulica, por ejemplo,  viene 
acompañada por la apertura de una nueva fractura. Este fracturamiento debido a la 
inyección de fluidos en el yacimiento crea cambios en la presión de poro al interior de la 
formación, los cambios en el estado de esfuerzos, en combinación con cambios en la 
presión de poro, pueden tener efectos significativos sobre la dinámica yacimiento. En 
particular, la deformación de fracturas naturales asociados con cambios en la 
transmisibilidad y, por lo tanto, la productividad (Osorio J.G, 2008 ). La experiencia muestra 
que pequeñas fluctuaciones de presión de poro modifican los esfuerzos normales efectivos 
y/o los coeficientes de fricción en rocas en una región lo suficiente grande para producir 
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microsismos espontáneamente (Barton and Zoback, 1995). Así que habría microsismos 
inducidos por la inyección de fluidos y microsismos espontáneos.  
 
La inducción de eventos microsísmicos se originan en las siguientes  situaciones. 
 
• La despresurización del yacimiento como consecuencia del cambio en la presión de 
poro y en las propiedades geomecánicas. Estos factores causan el fenómeno de la 
compactación en la formación yacimiento o en los estratos superiores a ella. 
 
• Los procesos de re-inyección de fluidos y de recuperación, en partícular en campos 
maduros, incluyen inyección y programas de barrido para mantener la presión dentro 
del yacimiento, generando perturbaciones en la formación y sus alrededores. En 
yacimientos fracturados la eficiencia de estas operaciones están afectadas por la 
anisotropía o la heterogeneidad de los caminos de flujo. 
 
Entre las aplicaciones actuales se tiene que la microsísmica es una herramienta que permite  el 
mapeo de la orientación, altura, longitud, complejidad y desarrollo de las fracturas inducidas por 
el fracturamiento hidráulico en tiempo real. 
 
El monitoreo de fracturas proporciona una imagen de la fractura por medio de los microsismos 
generados por el movimiento tectónico debido al deslizamiento por cizalla o asentamiento de 
las capas adyacentes a la fractura.  
 
Con la ubicación exacta y la magnitud de los sismos en fondo, se puede identificar el cambio en 
el estado de esfuerzos debido a fracturas y fallas presentes en el yacimiento. Por lo tanto la 
microsísmica es la herramienta que permite identificar el estado mecánico del yacimiento en 
tiempo real y de ese modo conocer la estabilidad del pozo para lograr un mejor diseño de 
perforación. 
 
Los cambios de presión debido a inyección de fluidos o depleción en temperatura, de forma 
rápida son transmitidos a través de la roca, que a su vez se manifiestan como un cambio en los 
esfuerzos y dan origen a eventos microsísmicos, que se caracterizan por su pequeña magnitud 
en la escala de Ritcher y baja energía, permitiendo intuir trayectorias de flujo. 
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2.1.4 CONCEPTOS BÁSICOS DE FRACTURAS Y SU CARACTERIZACIÓN 
 
Las fracturas  son superficies discretas que dividen en bloques a rocas y minerales naturales, 
definiendo superficies de baja cohesión (Demetrio, O, 2000). Son el resultado del 
comportamiento quebradizo del material .  
 
Las fracturas pueden ser generadas por: concentración de esfuerzos en zonas de contraste 
• composicional (contactos de capas). 
• por pérdida de volumen (compactación). 
• por enfriamiento, durante deformación contraccional o extensional.  
 
Pueden presentarse en lugares donde existan heterogeneidades en la roca como: 
 
• Presencia de fósiles,  
• Nódulos minerales,  
• Clastos,  
• Huecos cársticos, 
• Ondulaciones de la base de la capa (ripple marks o load cast) entre otros 
 puntos heterogéneos. 
 
Las fracturas se distinguen por los movimientos relativos que ocurren a lo largo de la superficie 
durante su formación. En las fracturas de extensión o modo I el movimiento relativo es 
perpendicular a la pared de la fractura, éstas se conocen como  juntas o diaclasas (Figura 5 ). 
Borek en 1986 plantea que una fractura en un cuerpo solido puede estar sometida a esfuerzos 
en tres modos diferentes, llamados modos de fractura. 
Fractura Modo I – Modo de apertura (Se produce un esfuerzo tensional perpendicular a la 
grieta)  
Fractura Modo II – Modo de cizallamiento (Esfuerzos tangenciales actúan paralelos a las caras 
en la grieta pero en direcciones opuestas)  
Fractura Modo III – Modo de rasgado (Esfuerzos tangenciales que actúan paralelos pero 
perpendiculares a la cara de la placa y opuestos entre sí).  
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Figure 5. Tipos de fracturas según Borek, 1986. 
El caso más complejo  corresponde a una combinación de los tres modos, sin embargo el 
modo III es ampliamente estudiado en mecánica de suelos 
La investigación del fracturamiento generalmente se enfoca en 4 aspectos: en el estudio de la 
distribución y geometría de sistemas fracturados,  en el estudio de la superficie de la fractura,  
en investigar los mecanismos de formación y  en determinar su relación genética con otras 
estructuras. Las diaclasas nunca están aisladas, estas forman parte de sistemas complejos, 
que pueden ser densos y cortar a la roca en una gran cantidad de elementos. Su estudio no 
puede ser más que estadístico y se utiliza para ello la proyección estereográfica (Red de 
Schimidt). 
 
Las fracturas pueden dar información del origen de la estructura en la que se presentan. En el 
caso de las fallas, estas son acompañadas por dos series de fracturas de pequeña escala en 
un ángulo aproximado de 60°, cuando son reconocidas son llamadas fracturas conjugadas, la 
fractura de mayor presencia es la que se encuentra paralela a la falla. Las fracturas de tensión 
asociado a fallas incluyen fracturas pinadas y fracturas de gash. 
 
Fracturas asociadas a pliegues 
 
Las fracturas a menudo son desarrolladas en rocas involucradas en plegamientos. Para esto es 
conveniente la referencia en una orientación en un sistema de coordenadas ortogonal (a, b, c) 
relacionada a la geometría del pliegue y la estratificación (Figura 2). El eje a es paralelo al 
echado en la estratificación, el eje b es paralelo al rumbo de la capa y al eje del pliegue y, el 
eje c, es en todas partes perpendicular a la capa. El plano de fractura que contiene al eje a y c 
es llamada fractura ac, la fractura con un plano paralelo al eje b y c es llamada fractura bc y la 
fractura que contiene al eje a y b es llamada ab (ésta última paralela a la estratificación). Estos 
tipos de fracturas son catalogadas como fracturas de tensión (Twiss & Moores, 1992). 
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Por otro lado, las fracturas de cizalla se forman siempre en planos conjugados con un ángulo 
de 60° entre sí. Estas se representan mediante una nomenclatura utilizando las consonantes h, 
k, l que en un sistema de coordenadas ortogonal serian a, b y c, respectivamente. Se asigna 
un 0 al eje paralelo a la línea definida por la intersección de los planos de fractura y, 
posteriormente, se indica el eje contenido en el ángulo agudo (zona de máximo esfuerzo de 
compresión (σ1)) que definen el par conjugado de fracturas (Figura 2). En las fracturas de 
cizalla se generan 6 diferentes tipos de fracturas: hk0 con ángulo agudo al eje a, hk0 con 
ángulo agudo al eje b, h0l con ángulo agudo al eje a, h0l con ángulo agudo al eje c, 0kl con 
ángulo agudo al eje b y 0kl con ángulo agudo al eje c. 
 
 
Figure 6. Fracturas asociadas a un pliegue. Tomado de (Twiss & Moores, 1992). 
La investigación de las fracturas naturales debe iniciarse durante la etapa de exploración. Esta 
investigación se realiza con la construcción de modelos conceptuales, los cuales comienzan 
con el conocimiento de los esfuerzos regionales. El estado de los esfuerzos es importante en 
los Yacimientos Naturalmente Fracturados, porque determinan en gran medida si las fracturas 
están abiertas para conducir los fluidos del yacimiento. Además la magnitud y dirección de los 
esfuerzos horizontales desempeñan roles cruciales. (Ortiz et al, 2007). De acuerdo a 
Cunningham, 1999, las fracturas pueden ser descritas por su aptitud. La aptitud se define 
geométricamente por la orientación (Rumbo) y dirección (Buzamiento) de una fractura con 
respecto a la horizontal, tal como se ve en la Figura 3. 
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Figure 7. Aptitud teórica de las fracturas naturales. Se observa rumbo y buzamiento. Cunningham, 1999 
 
De igual forma el pozo también puede ser descrito por su aptitud. La aptitud del pozo 
comprende su dirección e inclinación. El azimut define la dirección, la inclinación es medida con 
respecto a la vertical, tal como se ve en la Figura 4. 
 
Figure 8 Aptitud teórica del pozo. Cunningham, 1999 
 
El factor de inclinación se define como el ángulo entre la inclinación del pozo y la dirección 
(buzamiento) de la fractura. Si la inclinación del pozo es paralela al buzamiento de la fractura el 
ángulo es cero, y el factor de inclinación igual a 1; por el contrario, si estos son prácticamente 
perpendiculares, el ángulo estará entre 80° y 90° y el factor será igual a 10.  
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Figure 9. Factor de inclinación de fractura. Cunningham, 1999 
 
En la tabla 1 se observa el factor de inclinación según los diferentes ángulos que se pueden dar 
entre el pozo y la fractura. 
Tabla 1. Factor de inclinación según los posibles ángulos entre pozo y fractura 
 
En laboratorio los tipos de fracturas se dividen en dos grupos relacionados con su modo de 
formación: las fracturas por esfuerzo de corte (cizalladura) que se forman con la cizalladura 
paralela a la fractura creada y las fracturas por esfuerzos de tracción que se forman con una 
tracción perpendicular a la fractura creada. 
Las fracturas por esfuerzo de corte y las fracturas de tracción descritas a partir de experimentos 
de laboratorio poseen contrapartes netas que existen naturalmente; las fracturas por esfuerzo 
0 1
1 a 11 2
11 a 21 3
21 a 31 4
31 a 41 5
41 a 51 6
51 a 61 7
61 a 71 8
71 a 81 9
81 a 91 10
ANGULO FACTOR DE INCLINACIÓN
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de corte corresponden a fallas, mientras que las fracturas de tracción corresponden a grietas 
(Branton et al, 2006). 
Los yacimientos fracturados se clasifican en base a la interacción existente entre las 
contribuciones de porosidad y permeabilidad relativas tanto del sistema de fracturas como del 
sistema de matriz. 
En los yacimientos de Tipo 1, las fracturas proveen tanto los elementos de porosidad como los 
elementos de permeabilidad. Los yacimientos de Tipo 2 poseen baja porosidad y baja 
permeabilidad en la matriz y las fracturas proveen la permeabilidad esencial para la 
productividad.   Los yacimientos de Tipo 3 poseen alta porosidad y pueden producir sin 
fracturas, de manera que las fracturas en estos yacimientos proveen permeabilidad adicional. 
Los yacimientos de tipo M poseen alta porosidad y permeabilidad matricial, de manera que las 
fracturas abiertas pueden mejorar la permeabilidad, pero las fracturas naturales a menudo 
complican el flujo de fluidos en estos yacimientos a través de la formación de barreras. Otro 
tipo de yacimientos, los de Tipo G, ha sido creada para los yacimientos de gas fracturados no 
convencionales, tales como  los yacimientos de gas condensado fracturados. 
 
Figure 10. Sistema de clasificación de los yacimientos naturalmente fracturados. Tomado de Branton et al, 2006 
 
Existen muchas formas de caracterizar las fracturas naturales y evaluar su rol en la explotación 
de yacimientos. Los métodos dinámicos buscan caracterizar los efectos de las fracturas por 
medio de la medición o la descripción directa del movimiento de los fluidos a través de las 
fracturas y la matriz. Estos métodos dinámicos incluyen las pruebas de presión transitoria en el 
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intervalo de escala intermedia, que proveen información sobre las fracturas y el flujo 
relacionado con las mismas, y estimaciones de la conductividad de las fracturas (Branton et al, 
2006), También es común usar los análisis de los registros UBI y FMI, con los cuales se puede 
hacer una descripción detallada de las fracturas y rumbo y buzamiento. Es posible también, 
caracterizar fracturas teniendo núcleos de formación. Si se correlaciona el análisis hecho en las 
tres escalas se tendrá un modelado muy completo de estas. 
 
2.2 AREA DE ESTUDIO 
 
El proyecto se desarrolla el área  ubicada en la región del Oriente Colombiano, en el campo 
Cupiagua, localizado en el departamento del Casanare al Noroeste de Bogotá. El campo se 
encuentra dentro del área del contrato de asociación Santiago de las Atalayas y Recetor.  En 
La zona de interés para este proyecto se ubica en el campo Cupiagua en el Piedemonte 
Llanero Colombiano, particularmente en la zona  centro de dicho campo, exclusivamente en el 
CPF.  
 
Figure 11. Área de estudio dentro del campo Cupiagua. 
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Los pozos ubicados  dentro del área piloto son: 
 
 Pozos Productores: Q6, U9, U13. 
 Pozos Inyectores: A1, U23, T32.  
 
2.3 MARCO GEOLOGICO REGIONAL 
La  Cuenca  de la cordillera oriental  y su piedemonte asociado  está confinada entre el valle del 
rio magdalena y la cuenca de los llanos orientales. 
El Piedemonte Llanero Colombiano hace parte de las cuencas hidrográficas del Amazonas y 
Orinoco. Al sur inicia en la frontera con el Ecuador y termina al Norte en la frontera con 
Venezuela. El Piedemonte Llanero está conformado por un cinturón deformado (sector 
montañoso), cuenca sedimentaria activa (zona de llanuras) y el cratón. El desarrollo de esta 
configuración tectónica, produce morfologías propias que responden a procesos diferentes con 
una génesis común.  regionales. (Ingeominas, 2004). 
 
 
Figure 12. Piedemonte llanero colombiano 
La máxima elevación en la zona corresponde al Nevado del Cocuy (más de 4500 msnm) 
mientras las zonas más deprimidas se encuentran en la confluencia del Río Cravo Norte con el 
Meta (Menos de 100 msnm). La cuenca del Río Meta comprende los departamentos de Meta 
(Sector noroccidental), Casanare y Arauca e incluyendo a sus ciudades capitales. 
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La cuenca del Río Meta se encuentra conformada por los ríos Humadea, Guatiquía, Humea, 
Upía, Cusiana, Cravo Sur, Pauto, Ariporo, Casanare, Ele y Arauca. El curso general de estos 
ríos es noroccidente a suroriente, desembocando en e río Meta que tiene curso sur occidente a 
nororiente. Aparte de ser el río principal de la cuenca al cual desembocan todos, se constituye 
en el límite oriental de la cuenca hidrográfica. 
 
El Piedemonte Llanero, presenta expresiones geomorfológicas, directamente relacionadas a 
procesos tectónicos regionales. Una comparación entre grandes estructuras y morfologías, 
permiten definir según su origen tres grandes familias: Estructural, fluvial afectado por 
neotectónica y fluvial, los cuales están subdivididos en cinco grandes componentes 
morfoestructurales. Cada uno de los componentes morfoestructurales está compuesto 
geoformas específicas, distinguibles entre sí empleando los criterios de interpretación 
geomorfológico planteados por el ITC (1975).  (Ingeominas, 2004). 
 
 
EVOLUCION TECTONICA: 
Durante el Cretácico  se presentó una depositación de sedimentos  sobre un basamento que 
ofrecía afloramientos del paleozoico inferior, paleozoico superior, y de rocas del triásico y  del 
jurasico; dicho basamento descansa sobre una corteza continental que sufrió antes  un 
adelgazamiento grande que hizo  que hubiera un gradiente térmico superior a cualquier  otro, 
debido a una distensión que creo  los Rift del Triásico y Jurasico. Todo esto estaba atravesado 
por fallas normales previas a la deformación del cretácico.  
Durante el Berriasiano y el Valanginiano ocurre un ingreso del mar cretácico por el Rift de Valle 
alto,  depositando  sedimentos  en un ambiente marino somero, Durante el Aptiano-Albiano, 
aumenta la invasión del mar cretácico y comienza la transición de régimen distensivo a 
compresivo. Durante el Turoniano-Coniansiano se presenta la depositación de material 
sedimentario rico en materia orgánica  que posteriormente  llega a ser una excelente roca 
fuente. Durante el Maestrichtiano debido a la deformación de las cordilleras  central y 
occidental se produce un cambio abrupto en el ambiente de depositación de marino a 
continental. Es en el paleógeno que se produce la depositación de la megasecuencia de la 
cuenca Foreland pre-andina (Cooper et al,  1995).  
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La mayor deformación de la cordillera oriental y el piedemonte llanero se presentó en el 
mioceno tardío debido a la colisión de Panamá con el Sur de America, reactivando e invirtiendo 
antiguas fallas extensionales que produjeron el levantamiento y la posterior erosión de la 
cordillera oriental (Couper et al,  1995). La deformación y el levantamiento de esta zona esta 
activa en la actualidad. 
 
ROCAS GENERADORAS, ALMACEN Y PULSOS DE MIGRACION: 
Dos secciones condensadas del Albiano medio y Turoniano, depositadas durante eventos 
anóxicos mundiales son consideradas la principal roca fuente, entre ellas se encuentran las 
formaciones Simití y La Luna; otras rocas generadoras menos importantes están presentes en 
el Cretácico inferior y superior. (Colombian Sediementary Basin, 2009). 
El primer pulso de generación ocurrió durante el Cretácico superior, pero gran parte del 
petróleo generado parece haberse perdido por la carencia de trampas durante ese tiempo. Un 
segundo pulso ocurrió del Mioceno al reciente. El aceite migró y fue atrapado en reservorios 
clásticos paleógenos continentales y transicionales; y en reservorios clásticos y de carbonatos 
del Cretácico. 
Las rocas almacén más importantes corresponden corresponde a areniscas de ambientes 
deltaicos a costeros de las formaciones Une y Guadalupe depositadas durante el Albiano, 
Cenomaniano y Campaniano y a las  areniscas de la formación Mirador y Barco,  estas rocas 
presentan un amplio rango de propiedades petrofísicas: porosidades promedio entre 5 y 10% y 
permeabilidades en el orden de 4-100 md. (Colombian Sediementary Basin, 2009). 
Las principales trampas estructurales son fallas inversas que involucran el basamento, como 
resultado de la inversión de fallas normales pre-existentes  (ANH, ronda Colombia 2009). 
A continuación se observa las columnas litológicas y las unidades estratigráficas de la cuenca 
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Figure 13. Columnas litológicas y unidades estratigráficas de la cuenca de la cordillera oriental. Tomado  de Colombian 
sediementary basin, 2009. 
 
2.4 MARCO GEOLOGICO LOCAL 
 
EL campo Cupiagua se encuentra en el piedemonte llanero, en la cuenca de la cordillera 
oriental.  Del conocimiento regional de los campos de Cusiana, Cupiagua, Cupiagua Sur, 
Floreña y Pauto, la estructura general de dichos campos es un anticlinal asimétrico con un 
flanco frontal de alto ángulo a invertido, afectado por plays frontales de la falla principal y 
retrocabalgamientos que afectan la parte central de las estructuras. 
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En la zona  en la que se encuentran los campos Cusiana, Cupiagua y recetor los Sistemas 
Fracturados son respuesta a la deformación evidenciada por plegamiento, fallamiento y 
acortamiento cortical, que conlleva a una deformación de las rocas bajo ambientes frágiles y 
dúctiles. Sin embargo, la intensidad de deformación de los cuerpos rocosos no sólo está 
relacionada con los eventos tectónicos regionales si no también con las características físicas 
de las rocas y la respuesta que éstas presentan frente a determinado estado de deformación. 
(Ortiz O et al, 2004) 
 
los Sistemas Fracturados del Campo Cupiagua están presentes en las rocas frágiles de la 
secuencia estratigráfica para el caso en mención son las formaciones Mirador, Barco y 
Guadalupe. 
 
A continuación se presenta una breve descripción de las formaciones Mirador, Barco y 
Guadalupe: 
 
FORMACIÓN MIRADOR. 
 
Notestein (1944) describe la Formación como compuesta principalmente de areniscas macizas 
claras y limpias, de grano fino a grueso y en parte conglomeráticas, con delgadas 
intercalaciones de lutitas grises a marrón, micáceas. Unos 40 á 75 metros por debajo del tope 
existe una intercalación de lutitas arenosas que divide la Formación en dos partes. (Fabre, A. 
1981). Hacia la base se encuentran  depósitos de canales, complejos de crevasses play o 
rellenos de lagos y lodolitas de llanuras de inundación. Hacia el tope está conformada  por 
areniscas de depósitos estuarinos o de bahías, (ECOPETROL 2001).   
 
Según los  análisis palinológicos de Van der Hammen (1960), la parte inferior de la Formación 
Mirador es de edad Eoceno inferior y la parte superior Eoceno medio,  posteriormente Fajardo, 
et al. (2000), propone una edad de depositación para la Formación Mirador de Eoceno tardío. 
 
FORMACIÓN BARCO. 
 
La Formación Barco esté compuesta principalmente de areniscas cuarcíticas, de grano medio a 
grueso, en bancos que alcanzan hasta 5 metros de espesor, con intercalaciones delgadas de 
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areniscas finas y lodolitas de color oscuro. Existen también, en menor proporción, unas capas 
de microconglomerados que se encuentran en la base de ciertos bancos de areniscas. Hacia la 
parte inferior de la Formación la estratiftcación se hace más delgada y el grano es más fino. En 
el tope también los bancos son menos espesos y las intercalaciones de lodolitas y de areniscas 
finas son más abundantes. (Fabre, A. 1981). 
 
Según Van dar Hammen (1950), la Formación Barco es de edad Paleoceno inferior  con base 
en datos palinológicos,  edad que es luego validad por Fajardo, et al. (2000), quien propone 
una edad de depositación para el intervalo de la Formacion Barco – Los Cuervos del Paleoceno 
tardío. 
 
 
FORMACIÓN GUADALUPE. 
 
Está formada por cuarzo arenitas inmaduras de grano fino intercaladas con lodolítas silíceas. 
Está conformada hacia la base por depósitos de canales estuarinos y rellenos estuarinos y 
hacia el techo por Areniscas de shoreface y Lodolitas de plataforma somera (ECOPETROL 
2001). Fajardo, et al. (2000) propone una edad de depositación para la Formación Guadalupe 
de Campaniano. 
 
Cooper et al (1995) plantea que la formación Guadalupe estuvo expuesta a la deformación que 
se presentó en el Cretácico tardío, resultado de la acreción final de la Cordillera Occidental.  
 
Los Sistemas Fracturados presentes en el Campo Cupiagua son el resultado de eventos 
tectónicos regionales que generan estructuras deformativas en las rocas existentes para el 
tiempo de deformación. Así pues, tenemos en el Campo Cupiagua 3 posibles Sistemas 
Fracturados; cada uno con una dirección preferencial de acuerdo con el ángulo de choque 
entre las placas que los formaron (Ortiz O, et al., 2004): 
 
• El Sistema Fracturado generado por el evento de acreción de grandes bloque de 
 corteza oceánica (Formación Guadalupe). 
 
• El Sistema Fracturado generado por el aumento en la tasa de convergencia entre las 
 márgenes activas (Formación Barco y Guadalupe). 
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• El Sistema Fracturado generado por la Orogenia Andina el cual continúa 
 evolucionando. (Formación Mirador, Barco y Guadalupe). 
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CAPITULO 3 
MARCO METODOLÓGICO 
 
Para el cumplimiento y alcance de los objetivos de este proyecto se desarrolló una metodología 
que permitiera integrar diferentes aéreas de la geofísica y la ingeniería. A continuación se 
presenta un el esquema utilizado. 
 
 
 
En la fase inicial de este trabajo tras realizar un análisis  amplio de bibliografía y observar bajo 
diferentes métodos estadísticos el comportamiento de los datos se logró primero ubicar en 
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profundidad cada uno de los eventos microsísmicos registrados durante los años 2007, 2008, 
2009 y 6 meses del año 2010. Se filtró la información  entregada por Corpo Osso y BP 
Colombia en conjunto con Ecopetrol  y de los 10580 eventos localizados en el área que 
comprende el campo  Cupiagua, se llegó  a 660 eventos, localizados entre las formaciones 
Mirador, Barco y Guadalupe en el área piloto. 
 
Se procedió luego a realizar un cubo microsísmico en profundidad  en el software Petrel, en el 
cual se observó la ubicación de estos. Ver figura 14. 
 
 
Figure 14. Primeros estadios de la filtración de eventos en el área de estudio. 
 
En la siguiente figura se observa el cubo microsísmico en profundidad con la totalidad de los 
eventos que se presentaron en las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe.  
 
 
Figure 15. Eventos filtrados para Mirador, Barco y Guadalupe. 
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En el área central, dónde se observa la mayor densidad de eventos microsísmicos se ubica el 
área piloto entre las coordenadas: 
 
Inline: 930 - 1230  
Crossline: 250 - 450 
Profundidad: 12400 pies  - 17200 pies 
 
Se contó con un volumen sísmico 3D en tiempo y en profundidad, de buena resolución, tomado 
en el año 2002 con las siguientes características: 
 
Origen X:   1161119.15 
Origen Y:   1073291.80 
Numero de inlines:  801 
Numero de Crosslines 301 
Longitud de inline:  6000.24 
intervalo inline:  20 
Tipo de sísmica:  3D 
 
A partir del volumen en tiempo se elaboraron los volúmenes de atributos de varianza, caos, Ant 
traking, varianza + caos + ant tracking y curvatura. A partir del volumen sísmico 3D en 
profundidad se elaboraron los volúmenes de Dip y Azimuth, además sobre este se realizó la 
integración del volumen microsísmico y el volumen sísmico 3D. (La ubicación de los 
hipocentros tiene una exactitud de +/- 5 metros, valor que está en el rango de un análisis 
cualitativo. Ver método de procesamiento en el anexo1). 
 
Para finalizar este flujo se realizaron los diferentes mapas de atributos al  tope de la formación 
Mirador con un horizonte que había sido  interpretado con anterioridad, para encontrar las 
zonas con mayor evidencia de presencia de fracturas. 
 
Teniendo los registros UBI tomados para los pozos seleccionados se construyeron y analizaron 
los diagramas de rosas, para visualizar tendencias en los rumbos y buzamientos de familias de 
fracturas en las formaciones en mención, seleccionando de allí las zonas más representativas. 
Se encontró que es la formación Mirador, en especial las zonas cercanas al tope y a la base las 
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que presentan mayor evidencia  de fracturas naturales. Para finalizar este flujo se procedió a 
correlacionar las zonas de mayor densidad de eventos microsísmicos con las encontradas en el 
análisis UBI. 
 
Los datos de producción  permitieron hacer un estimado de la porosidad y permeabilidad de las 
áreas seleccionadas, pues se contaba con registros GR, RHOB, TNPH, resistividad en algunos 
casos, el direccional de los pozos  y los caudales de producción e inyección del periodo tratado. 
Fue posible también observar si había relación entre los cambios en las tasas de producción e 
inyección y el aumento o disminución de los eventos microsísmicos.  
 
Cabe anotar que  cuando se filtraron los eventos se   prescindió de los aquellos  producidos 
durante operaciones de estimulación, fracturamientos y refracturamientos, servicios a pozos 
entre otros. 
 
Al terminar los flujos propuestos en la metodología, se procedió a la integración de la 
información  y así determinar si las áreas que en la sísmica 3D mostraban mayor evidencia de 
fracturas, coincide con las áreas mostradas por los registros UBI y además si estas caen dentro 
de los rangos establecidos a partir de la nube de eventos microsísmicos elegida.  Además 
observar si los cambios efectuados en los patrones de inyección y producción logran 
orientarnos para estimar posibles rutas de migración de fluidos que sean coincidentes con las 
rutas halladas anteriormente. 
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CAPITULO 4 
 
RESULTADOS Y ANALISIS   DE  LOS RESULTADOS 
 
4.1 ANALISIS DE DATOS MICROSISMICOS: 
 
Tal y como se planteó en la metodología se partió de un volumen de 10580 sismos ubicados 
por la red de la Corporación OSSO, entre los campos Cusiana-Cupiagua-Recetor, que fueron 
filtrados en un área piloto elegida en la zona cercana al CPF de Cupiagua y en un intervalo de 
profundidades entre 12400 ft y 17200 ft de profundidad. espesor que incluye y en el que se 
encuentran las formaciones mirador, Barco y Guadalupe. Tras la ubicación y filtrado de los 
eventos se llega a un total de 660 eventos registrados y de interés para este estudio. 
 
El primer paso fue graficar los eventos en profundidad y seleccionar zonas con alta densidad 
de eventos localizados: 
 
Figure 16. Eventos vistos en profundidad en el campo Cupiagua 
 
En estos primeros ensayos se observaron ciertas tendencias de agrupamiento, mas tarde se 
observó que dichos cúmulos  estaban distribuidos a lo largo de nubes de pozos inyectores de   
gas. Al filtrar los eventos en las coordenadas y espesores seleccionados se encontró  la 
siguiente distribución que se muestra en la figura 17. 
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Figure 17. Eventos vistos en profundidad para el área de estudio a nivel de las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe. 
 
El volumen encerrado en el circulo señala la zona que encierra los eventos ubicados en el área 
cercana al CPF entre las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe. Dicha zona fue ubicada 
gracias a los la interpretación que se tenía del volumen sísmico 3D y a la ubicación de los topes 
de los pozos Q6, U9, U13, T32, A1 y U23.   La integración del volumen microsísmico 3D  y el 
volumen sísmico 3D nos permite observar la ubicación de los eventos en profundidad. En la 
figura 18 se observa dicha integración:  
 
 
Figure 18. Integración del volumen sísmico 3D y el Volumen de eventos microsísmicos 
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A los datos microsísmicos se les realizó un análisis estadístico de  sus tendencias y varianzas. 
A continuación se analizan los resultados. 
 
AÑO 2007 
 
Para la construcción de las graficas se tomaron los datos suministrados por la corporación  
Corpo OSSO y se graficaron  respecto a las coordenadas Norte-Este,  la posición y la magnitud 
de los eventos por año.   Es de notar que una de las principales  nubes de eventos se 
encuentra localizada  en los alrededores de los pozos inyectores CPT 32, A1 y U23, que son 
soporte de presión de los productores Q6, U13 y U9 figura 19. 
 
 
Figure 19. Ubicación de los eventos en el área de estudio. Año 2007 
 
Se realiza un ajuste de los datos con un modelo lineal, para encontrar la relación entre X y Y 
(coordenadas espaciales). La ecuación del modelo ajustado es   y = -930257 + 1,7199X , 
Puesto que el valor-P en la tabla ANOVA es menor que 0,05, existe una relación 
estadísticamente significativa entre X y Y,  con un nivel de confianza del 95,0%.  Por lo cual se 
calcula que los datos tienen una tendencia N 600 E. El estadístico R-Cuadrada (65,48)  indica 
que el modelo ajustado explica 65,4871% de la variabilidad de los datos.  Aunque los datos 
muestras  aplio grado de dispersión esta tiene sin embargo una tendencia NE entre 50 o y 55o
. 
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El coeficiente de correlación es igual a 0,809241, indicando una relación moderadamente fuerte 
entre las variables. 
 
Las magnitudes de los eventos se encuentran entre 0.8 y 3, ver figura 20. Valores que son 
atribuidos en su totalidad a eventos de tipo microsísmico, M<3. El evento de mayor  magnitud 
es de 2,97 a una profundidad de 13.323 pies de profundidad, el 30 de diciembre de 2007.  
puede establecerse con 95,0% de confianza, que la media verdadera la magnitud de los 
eventos para este año  se encuentra entre 1,61 y 1,68. Ver figura 17. 
 
Figure 20. Análisis del comportamiento de la magnitud para el año 2007 
En la Figura 21 es posible observar  el rango de profundidades, a lo largo del cual  
encontramos mayor probabilidad de eventos microsísmicos. Tras realizar el análisis para una 
variable se puede concluir con un  95,0% de confiabilidad, que la media los datos  se encuentra 
entre 14844,4 y 15138,3. Intervalo que será analizado más adelante cuando  se compare con 
los intervalos con mayor densidad de fracturas halladas por medio de la interpretación de los 
UBI. 
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Figure 21. Análisis del comportamiento de los eventos  vistos en profundidad. 2007 
 
AÑO 2008 
 
En forma similar a la tendencia encontrada en el año 2007, se observa que  las principales  
nubes de eventos se encuentran localizadas  en los alrededores de los pozos inyectores CPT 
32, A1 y U23, que son soporte de presión de los productores Q6, U13 y U9. 
 
Se realiza un ajuste de los datos con un modelo lineal, para encontrar la relación entre X y Y 
(coordenadas espaciales). La ecuación del modelo ajustado es   y   y = -734771 + 1,55173*x, 
Puesto que el valor-P en la tabla ANOVA es menor que 0,05, existe una relación 
estadísticamente significativa entre X y Y,  con un nivel de confianza del 95,0%.  Por lo cual se 
calcula que los datos tienen una tendencia N 570 E, resultado que varía en 3 grados respecto a 
la media del año anterior, lo que está dentro del margen de error (+ ó - 5%). El estadístico R-
Cuadrada (71,278)  indica que el modelo ajustado explica 71,278% % de la variabilidad de los 
datos.   
 
El coeficiente de correlación es igual a 0,844263, indicando una relación moderadamente fuerte 
entre las variables. 
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Figure 22. Ubicación de los eventos en el área de estudio. Año 2008. 
 
Las magnitudes para este periodo de tiempo se encuentran entre 0.86 y 2.67, también dentro 
del rango de eventos microsísmicos. Ver figura 23.  El evento de mayor magnitud para este 
periodo de tiempo y en la profundidad especificada (entre los 12400 ft y los 17200 ft) se da el  
14 de Septiembre del 2008   a 16 345 píes de profundidad. 
 
Figure 23. Análisis del comportamiento de la magnitud para el año 2008 
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En la Figura 24 es posible observar  el rango de profundidades, a lo largo del cual  
encontramos mayor probabilidad de eventos microsísmicos. Tras realizar el análisis para una 
variable se puede concluir que con 95,0% de confiabilidad , que la media los datos  se 
encuentra entre 15404,1 pies  y 15739,9 pies.  
 
 
Figure 24. . Análisis del comportamiento de los eventos  vistos en profundidad. 2008 
 
 
AÑO 2009 
 
Las principales  nubes de eventos se encuentran localizadas  en los alrededores de los pozos 
inyectores CPT 32, A1 y U23, que son soporte de presión de los productores Q6, U13 y U9. 
 
Se realiza un ajuste de los datos con un modelo lineal, para encontrar la relación entre X y Y 
(coordenadas espaciales). La ecuación del modelo ajustado es   y = -353445 + 1,22328X. 
 
Puesto que el valor-P en la tabla ANOVA es menor que 0,05, existe una relación 
estadísticamente significativa entre X y Y,  con un nivel de confianza del 95,0%.  Por lo cual se 
calcula que los datos tienen una tendencia N 510 E, resultado que varía en 10 grados respecto 
a la media del año anterior. El estadístico R-Cuadrada (71,97)  indica que el modelo ajustado 
explica 71,9716% % de la variabilidad de los datos.   
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El coeficiente de correlación es igual a 0,848361, indicando una relación moderadamente fuerte 
entre las variables. 
 
 
Figure 25 Ubicación de los eventos en el área de estudio. Año 2009 
 
Las magnitudes para este periodo de tiempo se encuentran entre 0.13 y 2.81, también dentro 
del rango de eventos microsísmicos. Ver figura 26.  El evento de mayor magnitud para este 
periodo de tiempo y en la profundidad especificada (entre los 12400 ft y los 17200 ft) se da el  
14 de Septiembre del 2008   a 16 345 píes de profundidad. 
 
 
Figure 26. Análisis del comportamiento de la magnitud para el año 2009 
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En la Figura 27 es posible observar  el rango de profundidades, a lo largo del cual  
encontramos mayor probabilidad de eventos microsísmicos. Tras realizar el análisis para una 
variable se puede concluir que con 95,0% de confiabilidad, que la media los datos  se 
encuentra entre 15210,1 y 15660,7.  
 
 
Figure 27. Análisis del comportamiento de los eventos  vistos en profundidad. 2009 
 
 
AÑO 2010 
 
Las principales  nubes de eventos se encuentran localizadas  en los alrededores de los pozos 
inyectores CPT 32, A1 y U23, que son soporte de presión de los productores Q6, U13 y U9. 
 
Se realiza un ajuste de los datos con un modelo lineal, para encontrar la relación entre X y Y 
(coordenadas espaciales). La ecuación del modelo ajustado  y = -324181 + 1,19787*x ,  puesto 
que el valor-P en la tabla ANOVA es menor que 0,05, existe una relación estadísticamente 
significativa entre X y Y,  con un nivel de confianza del 95,0%.  Por lo cual se calcula que los 
datos tienen una tendencia N 500 E, coincide con la tendencia para el 2009. El estadístico R-
Cuadrada (67,2129)  indica que el modelo ajustado explica 67,21% % de la variabilidad de los 
datos.   
Se observa un cambio en la  dirección de los canales preferenciales de flujo, a lo largo de los 
cuales se producen los eventos microsísmicos, esta tendencia cambió durante el año 2009 y se 
AÑO 2009
Profundidad (pies)
Fr
e
c
u
e
n
c
ia
 
(n
u
m
e
ro
 
de
 
e
v
e
n
to
s
)
12000 13000 14000 15000 16000 17000 18000
0
3
6
9
12
15
18
54 
 
mantiene en lo que va corrido del año 2010 con una dirección N 500 E. Hay menor dispersión 
de los eventos que se agrupan en esta dirección. 
 
El coeficiente de correlación es igual a 0,819835, indicando una relación moderadamente fuerte 
entre las variables. 
 
Figure 28. Ubicación de los eventos en el área de estudio. Año 2010 
 
Las magnitudes para este periodo de tiempo se encuentran entre 0.16 y 2.81, también dentro 
del rango de eventos microsísmicos. Ver figura 29.  El evento de mayor magnitud para este 
periodo de tiempo y en la profundidad especificada (entre los 12400 ft y los 17200 ft) se da el  
14 de Septiembre del 2008   a 16 345 píes de profundidad 
 
Figure 29. Análisis del comportamiento de la magnitud para el año 2009 
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En la Figura 30 es posible observar  el rango de profundidades, a lo largo del cual  
encontramos mayor probabilidad de eventos microsísmicos. Tras realizar el análisis para una 
variable se puede concluir que con 95,0% de confiabilidad , que la media los datos  se 
encuentra entre 15339,7 pies y 15723,1 pies. 
 
 
Figure 30. Análisis del comportamiento de los eventos  vistos en profundidad. 2010 
 
Según el análisis realizado anteriormente se observa que  los pozos se alinean con los eventos 
en dirección N50E tal, lo que sugiere un posible corredor de falla o zona de fracturas con esta 
dirección preferencial, probablemente una posible activación. 
 
A lo largo de estos cuatro años, la profundidad a la cual los eventos tienen mayor probabilidad 
de aparecer ha variado, teniendo que en el año 2007 la media fue entre 14800 pies y 15150 
pies, mientras que en los años sucesivos estuvo entre 15200 y 15730, evidenciando eventos a 
mayor profundidad. Se plantea que las rutas de migración cambiaron, pasando de tener la 
mayoría de eventos centrados en la formación Mirador, a ocupar regiones más profundas. Otra 
razón para pensar que  durante los últimos tres años se reactivó una zona a mayor profundidad 
(entre Barco y Guadalupe) en donde hay evidencia de  movimiento de fluidos. 
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4.2 ANALISIS DE DATOS PRODUCCIÓN Y SU RELACIÓN CON LOS EVENTOS 
MICROSÍSMICOS: 
 
4.2.1 RELACIÓN DE LA INYECCIÓN DE GAS Y LOS EVENTOS MICROSÍMICOS 
 
Durante el año 2007,  tres picos incrementales se observan en los meses de Abril, Mayo, Junio 
y Octubre. En la semana del 14 al 21 de Abril se presentan 18 eventos de con magnitudes de 
hasta 2.1, Si relacionamos los eventos con las tasas de inyección del pozo CPU 23, vemos que 
probablemente este incremento en la sismicidad  sea debido al aumento  en la tasa de gas 
inyectado que pasa de 100000 Kcf/d a 220000 Kcf/d. El  incremento de la sismicidad en la 
semana del 1 al 7 de Mayo puede estar asociado a la descompresión ocasionada por la 
disminución en la tasa de inyección de gas de  150000 Kcf/d a 0 Kcf/d, en dicho pozo.  De 
manera similar se observa  que entre Mayo y Junio hay un incremento de hasta 51 sismos en 
15 días, debido a la disminución de la tasa de inyección del orden de  100000 Kcf/d y  la 
respuesta inmediata al cambio positivo del caudal que produce 26 sismos en la semana del 15 
al 21 de Junio. 
 
Figure 31. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPU 23. 2007 
Si se observa el comportamiento de los eventos relacionados ahora a las tasas de inyeccion 
del pozo CPT 32, observamos que la mayor cantidad de eventos se aparecen cuando se 
produce una reducción seguida de un aumento en la tasa de inyección de gas. Como se 
aprecia en la figura 32 entre Mayo y Junio y entre Octubre y Noviembre cuando las tasa caen y 
se recuperan en  rangos de 180000 Kcf/d y 150000 Kcf/d respectivamente. Figura 32. 
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Figure 32. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPT 32. 2007 
 
La respuesta microsísmica es notoria. El promedio normal de sismos  cuando hay caudales 
constantes está entre 8 y 10 sismos cada 15 días, pero cuando se  presentan caídas y 
sucesivos recobros en las tasas se observan incrementos hasta del 150%, esto es hasta 25 
eventos en el mismo periodo de tiempo. De igual manera sucede en el pozo inyector CP A1 en 
los meses de julio y Septiembre. Ver figura 33. 
 
Figure 33. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CP A1. 2007 
En el año 2008 el incremento en la sismicidad en el mes de Junio, debe estar asociado a la 
diminución en las tasas de  gas en el pozo CPU 23  lo que provoca reacomodamiento de las 
capas y la despresurización del yacimiento como consecuencia del cambio en la presión de 
poro y el cambio de  las propiedades geomecánicas. Estos factores causan el fenómeno de la 
compactación en la formación yacimiento o de los estratos superiores a ella. Figura 34. 
 
58 
 
 
Figure 34. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPU 23. 2008 
 
La hipótesis anterior esta soportada en el hecho que para los otros dos inyectores no hubo 
cambios representativos en sus tasa de inyección. Figura 35. 
 
 
Figure 35. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPT 32 . 2008 
 
Al observar el mes de enero de 2009 se visualiza un incremento en la sismicidad debido a la 
caída y siguiente recuperación de la tasa en el pozo CPT 32, fenómeno observado en los años 
anteriores ya. Ver figura 35. 
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Figure 36. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPU 23. 2009 
 
La sismicidad asociada a los meses de septiembre y Noviembre están asociadas al pozo 
inyector A1, que presenta cambios en las tasas de inyección del gas. 
 
 
Figure 37. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPT 32. 2009 
 
En el periodo comprendido entre Abril y Mayo  del 2010, los incrementos en la sismicidad están 
asociados a la sucesiva despresurización y presurización de la formación  debida a los cambios 
en las tasas de inyección de los pozos CP A1 y CPT 32. Ver figura 38. 
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Figure 38. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CP A1. 2009 
 
A continuación se presenta el comportamiento de la sismicidad para lo que va corrido del 2010. 
 
 
Figure 39. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPU 23. 2010 
 
Las figuras 39 y 40 muestran las variaciones en las tasas de inyección de gas para los pozos 
CPU 23 y CPT 32 en el año 2010. Se observan  comportamientos similares a los años 
anteriores en lo referente a los incrementos  de sismicidad debidos a disminuciones seguidas 
de aumentos en las tasas de inyección de gas. 
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Figure 40. Relación entre sismicidad y caudal de inyección para el pozo CPT 32. 2010 
Así vemos que no solo la reducción en las tasa de gas causan un incremento en la cantidad de 
eventos microsísmicos, también la reinyección de fluidos, en particular en campos maduros en 
donde el objetivo de la inyección de gas es  mantener la presión dentro del yacimiento, lo que 
genera perturbaciones en la formación y sus alrededores. 
 
 
4.2.1 RELACIÓN DE LA PRODUCCIÓN Y LOS EVENTOS MICROSÍMICOS 
 
Para la correlación de la producción de fluidos con la actividad microsísmica, se grafica para 
cada pozo del área elegida seleccionada, el volumen de petróleo, gas y agua producida mes a 
mes en el período comprendido entre Enero de 2007 y Junio de 2010. 
 
 
Figure 41. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CP Q6. 2007 
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Se observa que en las semanas posteriores a caídas de producción de gas y aceite el numero 
de eventos registrados se incrementa de manera notoria, como en el caso del pozo CP Q6 en 
la semana del 20 de Septiembre de 2007. Ver figura 41. 
 
 
Figure 42. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CP Q6. 2008 
durante el año 2008 y 2009 no se observa relación alguna entre la producción y los eventos 
microsismos, debido a que en este periodo de tiempo el pozo tuvo   un comportamiento 
estable, sin caídas de gran magnitud en la  producción. Ver figura 43. 
 
 
Figure 433. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CP Q6. 2009 
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El pozo CP U 23 X en las semana del 20 de mayo, del 10 de Septiembre y de 5 de Noviembre, 
muestra nuevamente la relación que hay entre las caídas de producción y los incrementos en el 
numero de eventos Ver figura 44.  
 
 
Figure 444. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CPU 23X. 2007 
De igual manera se puede observar para el mismo pozo el aumento de la cantidad de eventos 
microsísmicos para el mismo pozo en el año 2008. Ver figura 45 
 
Figure 455. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CPU 23X. 2008 
 
El pozo CP U9, muestra también similar comportamiento en las semanas del 20 de Mayo, 30 
de Septiembre y 5 de Noviembre del año 2007. Es fácil observar que en estos períodos de 
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tiempo los eventos microsísmicos aumentan debido a los cambios en los caudales de 
producción de gas y petróleo. 
 
 
Figure 46. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CP U 9. 2007 
 
El pozo productor CP U 13 X, exhibe similares comportamientos a los anteriores, en las 
semanas del 23 de Abril de 2009 y la primera y segunda semana de Octubre del mismo año.   
La caída en producción vista en Octubre es debida a operaciones en el pozo y los eventos 
asociados a estimulaciones, fracturamientos y servicios a pozo han sido filtrados para eliminar 
el ruido creado por estas. Ver figura 46. 
En otros periodos de tiempo, este pozo,  no muestra fuertes relaciones. 
 
Figure 47. Relación entre sismicidad y producción. Pozo CP U 13X. 2009 
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Así pues se observa que la producción tanto de petróleo, agua y gas, no ostenta ningún tipo de 
correlación destacable con el número de eventos microsísmicos, pero si, cuando hay cambios 
abruptos en la producción. Cuando se detiene el pozo por servicios u otras actividades o 
cuando las perdidas están asociadas a los proceso de  producción del campo sin llegar a 
paradas y se reinicia nuevamente el aumento  de eventos microsísmicos es apreciable. 
 
4.3 ANALISIS DE LOS UBI Y SU RELACIÓN CON LOS EVENTOS MICROSÍSMICOS  
 
Se realizaron los diagramas de rosas a partir de la información de los registros UBI disponibles, 
para este caso se contaba con los registros de los pozos CP U13, CP U 9, CP A1 y CP Q6. Es 
importante aclarar que los registros fueron filtrados y se eliminaron las fracturas inducidas, los 
planos de las capas y las fallas, por lo cual en el presente análisis  solo se conservan los datos 
para las fracturas naturales. 
 
Se pueden observar dos grupos principales de fracturas para el pozo A1 -Ver figura 48-, estos 
pueden tener una orientación primordial casi SE-NW (entre 120° - 150°),  y otra dirección 
preferencial     NE-SW (entre 60° y 90°).  
 
 
Figure 48. Diagrama de rosetas para el pozo CP A1, formaciones Mirador, Barco, Los Cuervos y Guadalupe. 
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Al observar de manera separada estos grupos, asociándolos por formaciones encontramos que 
la fracturas de la formación Mirador tiene una dirección preferencial SE-NW (entre 130 ° y 
150°). Las fracturas presentes en las formaciones Barco y Guadalupe tienen una dirección  
preferencial NE-SW (entre 50° y 60°) y entre (entre 80° y 90°) respectivamente. Ver figura 49. 
 
Figure 49. Diagramas de rosetas para  las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe en el pozo CP A1. 
Al observar los diagramas de rosetas para el pozo CP Q6, tenemos que  las fracturas exhiben 
una dirección preferencial  NE-SW (entre 60° y 90°) y un grupo pequeño de menor intensidad 
en la dirección NE-SW (entre 0° y 20°)  . 
 
Figure 50. Diagrama de rosetas para el pozo CP Q6, formaciones Mirador, Barco, Los Cuervos y Guadalupe. 
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Al examinar  las tendencias por formaciones, se evidencia que  las formaciones Mirador y 
Barco, tienen tendencias similares NE-SW (entre 60° y 90°) y NE-SW (entre 50° y 80°) 
respectivamente, mientras que la formación Guadalupe presenta orientaciones con tendencias 
NE-SW (entre 0° y 20°). 
 
Figure 51. Diagramas de rosetas para  las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe en el pozo CP Q6 
 
El pozo CP U9, presenta tres tendencias importantes, una con orientaciones NE-SW (entre 30° 
y 50°), otro grupo con orientaciones entre SE-NW (entre 110° y 120°) y pequeños grupos muy 
dispersos y de menor intensidad. 
 
Figure 52.Diagrama de rosetas para el pozo CP U9, formaciones Mirador, Barco, Los Cuervos y Guadalupe. 
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Al observar las orientaciones de las fracturas naturales que fueron filtradas para este pozo  se 
observa en la figura 53 que  las tres formaciones tienen orientaciones  NE-SW , entre (entre 50° 
y 80°), (entre 30° y 50°)  y para la formación Guadalupe dos sets importantes uno entre 30° y 
50°, y otro con orientación SE-NW con tres set de poca intensidad entre 100° y 150°. 
 
 
Figure 53.. Diagramas de rosetas para  las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe en el pozo CP U9. 
El ultimo pozo analizado fue el CP U13, con dos grupos principales con orientaciones NE-SW , 
entre (entre 40° y 60°) y SE-NW entre (entre 120° y 150°), ver figura 54. 
 
Figure 54. Diagrama de rosetas para el pozo CP U13, formaciones Mirador, Barco, Los Cuervos y Guadalupe 
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Así pues al observar las orientaciones por formaciones se tiene un grupo con orientación NW-
SE entre (120° y 130°) en la formación Mirador y (130° y 150°) en la formaciones Barco y  
Guadalupe, estas últimas con intensidades bajas. Otro grupo observado tiene orientaciones 
NE-SW entre (40° y 60°), ver figura 55. En las unidades de la formación Barco se evidencia un 
alto fracturamiento natural que es directamente proporcional al aporte de aceite en este pozo. 
La formación Guadalupe presenta fracturas de alta calidad, pero poca intensidad.  
 
 
Figure 55. Diagramas de rosetas para  las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe en el pozo CP U9. 
 
En el sector en estudio del campo Cupiagua se observan formaciones con orientaciones 
similares y se establecen los siguientes grupos según las direcciones principales de fracturas 
descritas a continuación: 
 
• Grupo 1: Orientaciones NW-SE entre 120°-150°. este grupo presenta una frecuencia 
media. La orientación descrita  es casi paralela a la dirección del máximo esfuerzo en el 
campo  que es de 126° - 130 °. El origen de esta familia es de tipo compresional. 
Presenta buzamientos  entre  70° y 80°, estas familias de fracturas se encuentran en la 
formación Mirador de los pozos A1  y U13 y U9 preferencialmente, aunque son muy 
comunes en el campo. 
 
• Grupo 2: Orientaciones NE-SW entre 50°- 80°, con una tendencia débil para la 
densidad de fracturas, presente en las formaciones Barco y Guadalupe  en los pozos 
A1, Q6 y U13.  Presenta buzamientos subverticales. está muy relacionada con la 
forma del pliegue, posiblemente a un fracturamiento extensional dado por el 
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plegamiento. Este grupo de fracturas tiene la dirección de fracturamiento paralela a 
la cresta de la estructura 
 
• Grupo 3: Grupos con  familias de  fracturas aislados que puede ser considerado como 
una familia, con orientaciones preferentemente N-S y E-W. 
 
Así pues los principales grupos de fracturas que se pueden establecer en el área de 
estudio son: grupo 1: Direcciones entre 120° -150°, con la mayor intensidad de ocurrencia, 
podría generar una alta densidad de fracturas. El buzamiento general oscila entre 70-80°. 
Grupo 2: De orientación preferencial entre 50 – 80°. Buzamiento vertical a subvertical y un 
tercer grupo con familias aisladas y orientaciones con orientaciones preferentemente N-S y 
E-W. 
 
 
4.4 ANALISIS DE LOS ATRIBUTOS SISMICOS Y SU RELACIÓN CON LOS 
EVENTOS MICROSÍSMICOS 
Los análisis se  realizaron con una línea interpretada previamente por BP del tope de Mirador.  
 
En la primera parte del proyecto se ubicaron los eventos microsísmicos en profundidad y se 
observó su distribución espacial en un cubo sísmico en profundidad entregado con anterioridad. 
 
A continuación se observa la distribución espacial de los eventos en profundidad para los 
periodos estudiados 
 
Al observar con detenimiento la estructura se tiene que la estructura del pliegue del anticlinal de 
Cupiagua tiene una forma geométrica de un pliegue asimétrico redondeado y cerrado en su 
límite inferior, pero abierto al norte. Es notablemente asimétrico de dirección NE-SW. 
 
Durante el año 2007, los eventos muestran nubes de  densidad alrededor de los pozos 
inyectores, con  gran dispersión hacia el NE entre 30° y 45° , que no muestran densidades 
importantes. Ver figura 56. 
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Figure 56.  Nubes de eventos microsísmicos vistos en el cubo sísmico 3D. Año 2007. 
Durante  el año 2008, se observa nuevamente que hay nubes con alta densidad de eventos 
ubicados alrededor de los pozos inyectores de la zona central del campo Cupiagua con 
dispersión también NE 45 °, entre los Crossline 428 y 728 y los inline 300 y 400. Ver figura 57. 
 
Figure 57. Nubes de eventos microsísmicos vistos en el cubo sísmico 3D. Año 2008. 
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Durante el año 2008, similares comportamientos a los años anteriores son observados. Ver 
figura 58. Los eventos están ubicados en su mayoría entre los  inline 900 a 1600 y los crossline 
200 a 500. 
 
 
Figure 58. Nubes de eventos microsísmicos vistos en el cubo sísmico 3D. Año 2009. 
Durante al año 2010 se observa nuevamente la misma tendencia en la ubicación de los 
eventos y la dispersión al NE disminuye levemente. En la figura 59 se observa además como 
los datos han sido ubicados solamente entre las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe. 
 
Figure 59. Nubes de eventos microsísmicos vistos en el cubo sísmico 3D. Año 2010. 
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Es posible observar la distribución de los eventos es en las mismas zonas a los largo de los 4 
años, pero con diferente grado de dispersión  al NE, los núcleos de eventos se encuentran 
localizados alrededor de los pozos inyectores CPT 32, A1 y U 23. 
 
La siguiente imagen Se observa una Subvolumen sísmico al cual se le han variado las 
propiedades de amplitud para observar los reflectores y la  distribución de los eventos en su 
interior. correspondiente a la ubicación de los inyectores CP 32 y CP U23. Ver figura 60. 
 
 
Figure 60. Subvolumen sísmico alrededor de los inyectores CPT 32 y CPU 23. 
 
A continuación se observa un acercamiento del subvolúmen que encierra las formaciones 
Mirador, Barco y Guadalupe. Ver figura 61. 
74 
 
 
Figure 61. Sub volumen alrededor de los inyectores CPT32 y CPU 23, entre las formaciones Mirador, Barco y Guadalupe. 
La siguiente imagen muestra la superficie de contornos estructurales al tope de la formación 
Mirador, que fue seleccionado de las interpretaciones hechas por BP. Ver figura 62. 
 
 
Figure 62.  Superficie de contornos estructurales al tope de la formación Mirador. 
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La superficie de contornos estructurales de la formación Mirador, observada en la figura 62, 
muestra el cambio de pendientes y de rumbo de la estructura anticlinal, lo que nos permite 
tener una idea de la geometría y forma de la superficie, es posible observar una pendiente 
suave hacia el NW-SE, geometría que no es simétrica pues el cambio entre los 15000 ft y 
16000 ft es más pronunciado al norte de la estructura .  
 
Para el análisis de atributos se hizo un subvolumen o crop, entre los inline 950 y 1600, los 
crossline 200 a 500 y entre 2 y 2.6 segundos. Volumen al cual se le aplicaron los atributos de 
análisis. Ver figura 63. 
 
 
Figure 63. Crop entre Mirador, Barco y Guadalupe, en el área de estudio. 
 
El procedimiento descrito  en el desarrollo teórico planteaba un flujo de procesamiento de 
atributos en donde se aplica al volumen sísmico primero varianza, luego  Caos para finalizar 
con el atributo Ant Tracking. Al aplicar este proceso se filtra primero el ruido para terminar 
resaltando canales y fracturas de importancia. 
 
En la figura 64, se puede observar el resultado de aplicar tal flujo al volumen sísmico 3D en 
tiempo de Cupiagua, para la zona de interés a la altura del tope de Mirador. 
 
 Se resaltan dos zonas en amarillo
donde se ubican los pozos inyectores CP T32, CP A1 y CP U23. esta
densidad de fracturas y es fácil observar algunas tendencias o caminos .
 
Figure 64. Fracturas resaltadas luego de aplicar el flujo varianza + caos + ant tracking
76 
, el área que se encuentra al Norte coincide con la zona en 
 zona, presenta mayor 
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Se han resaltado algunas fallas o fracturas mayores a y a través de las cuales pueda haber 
canalización de fluidos alrededor de los pozos inyectores  y productores analizados. 
 
Al realizar el análisis de los del área se observa que existen altos valores (entre 40° - 50°), así 
pues la formación Mirador tiene valores altos de Dip en el flanco de la estructura y  
menores, con pendientes casi  horizontales en la cresta.  
 
En la figura 64, se puede observar la integración de los resultados obtenidos,  el grupo al 
cual pertenecen las fracturas estudiadas, el tipo de deformación asociada, la profundidad a 
la cual se registraron los eventos microsísmicos durante los 4 años analizados, distribuidas 
en las  formaciones Mirador, Barco y Guadalupe. 
 
 
Figure 65. Integración espacio temporal de los resultados. 
Es claro que la zona seleccionada como la de mayor densidad de eventos microsísmicos, es 
también una zona de alta densidad de fallas y fracturas algunas conectadas,  que posiblemente 
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estén siendo reactivadas por la inyección de gas en el campo, a esto se le suma la complejidad 
tectónica de la zona. 
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CAPITULO 5 
 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
• A lo largo del monitoreo microsísmico evaluado entre el 2007 y el 2010 se observa una 
fuerte dependencia y relación entre la cantidad  y magnitud de eventos microsísmicos y 
los procesos de inyección de gas. 
 
• Según el análisis realizado anteriormente se observa que  los pozos se alinean con los 
eventos en dirección N50E, lo que sugiere un posible corredor de falla o zona de 
fracturas con esta dirección preferencial, probablemente una posible activación y que 
corresponden geológicamente a corredores paralelos a los esfuerzos de tipo 
compresivo. 
 
• A lo largo de estos cuatro años, la profundidad a la cual los eventos tienen mayor 
probabilidad de ubicación ha variado, teniendo que en el año 2007 la media fue entre 
14800 pies y 15150 pies, mientras que en los años sucesivos estuvo entre 15200 y 
15730, evidenciando eventos a mayor profundidad. Se plantea que las rutas de 
migración cambiaron, pasando de tener la mayoría de eventos centrados en la 
formación Mirador, a ocupar regiones más profundas. Una posible explicación a esto 
está en el depletamiento progersivo del yacimiento en las capas superiores y en la 
compensación del mismo al tratar de recargar naturalmente estas zonas desde otras 
más profundas en donde aun se almacenan hidrocarburos y agua. Los datos sugieren 
que  durante los últimos tres años se reactivó una zona a mayor profundidad (entre 
Barco y Guadalupe), en donde hay evidencia de  movimiento de fluidos. 
 
• La disminución en las tasas de  gas provoca reacomodamiento de las capas y la 
despresurización del yacimiento como consecuencia del cambio en la presión de poro y 
el cambio de  las propiedades geomecánicas. Estos factores causan el fenómeno de la 
compactación en la formación yacimiento o de los estratos superiores a ella. 
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• La reinyección de fluidos, en particular en campos maduros en donde el objetivo de la 
inyección de gas es  mantener la presión dentro del yacimiento, genera perturbaciones 
en la formación y sus alrededores, influyendo de manera directa en la cantidad y 
magnitud de los eventos microsísmicos asociados. 
 
• La producción tanto de petróleo, agua y gas, no ostenta ningún tipo de correlación 
destacable con el número de eventos microsísmicos, excepto, cuando hay cambios 
abruptos en la producción, como cuando se detiene el pozo por servicios u otras 
actividades o cuando las perdidas están asociadas a los procesos de  producción del 
campo sin llegar a paradas y se reinicia, es allí donde nuevamente el aumento  de 
eventos microsísmicos es apreciable. 
 
• Los principales grupos de fracturas que se pueden establecer en el área de estudio 
son: grupo 1: Direcciones entre 120° -150°, paralelas al esfuerzo máximo,  con la 
mayor intensidad de ocurrencia, podría generar una alta densidad de fracturas. El 
buzamiento general oscila entre 70-80°. Grupo 2: De orientación preferencial entre 50 – 
80°, perpendiculares al esfuerzo máximo y paralelas a las fallas compresivas. 
Buzamiento vertical a subvertical. 
 
• La zona cercana al tope de la formación Mirador es  la que exhibe mayor densidad de 
fracturas, tanto en el análisis de los  UBI, como en la relación encontrada entre 
densidad de eventos microsísmicos y profundidad. Es posible también corroborar dicha  
hipótesis al observar la distribución de fracturas en profundidad tras analizar el flujo de 
atributos Ant Tracking. 
 
• Tras analizar a través del flujo Varianza + Caos + Ant Tracking el volumen sísmico 3D 
de Cupiagua en tiempo se observa que  la zona seleccionada como la de mayor 
densidad de eventos microsísmicos, es también una zona de alta densidad de fallas y 
fracturas con algún grado de conectividad,  que posiblemente estén siendo reactivadas 
por la inyección de gas en el campo. 
 
• Es recomendable replicar el método usado en una zona de mayor extensión para verificar 
en una zona más amplia los resultados obtenidos en este estudio. 
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• Finalmente, la cantidad de eventos observados en el área de estudio indican la fuerte 
dependencia en la productividad de un yacimiento en el que existen fracturas naturales 
alineadas de acuerdo a los esfuerzos tectónicos que han actuado sobre este sector a lo 
largo del tiempo geológico desde las primeras etapas de enterramiento hasta las 
condiciones actuales.  Su reactivación a medida que se varían las tasas de extracción o 
inyección de fluidos es una clara indicación de la influencia de estos corredores 
naturales que mejoran la productividad del yacimiento con alta compactación y 
condiciones de porosidad y permeabilidad de matriz moderadas. 
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APENDICE 
 
A.1 ADQUISICIÓN, PREPARACIÓN, PROCESAMIENTO DE LOS DATOS 
 
PREPARACIÓN Y ADQUISICIÓN DE LOS DATOS. 
 
La red es adecuada bajo las condiciones del contrato que hay entre la Corporación CORPO - 
OSSO y el convenio BP-ECOPETROL, según las metas especificas, teniendo en cuenta 
prioridades señaladas por el Operador, la recuperación y/o instalación de nuevas estaciones en 
el sector entre Cusiana y Cupiagua Sur, Recetor y Piedemonte para monitorear cúmulos de 
actividad sísmica de importancia para el Operador. 
 
La adquisición de datos es realizada por el grupo técnico de la sede Yopal, coordinados por el 
grupo de trabajo en Cali, quienes desempeñan, entre otras, las siguientes actividades: recogida 
periódica de datos en campo, mantenimiento preventivo y reparaciones menores de estaciones 
e instalaciones, reporte preliminar del funcionamiento de las estaciones, y la ubicación y 
ejecución de obras civiles para nuevos emplazamientos.  (Informe mensual Corpo - OSSO, 
Junio de 2010). 
 
La recogida de datos en campo se realiza durante el mes en períodos de 15 días, tal como se 
coordina con el grupo de instrumentación de Yopal. Los datos recogidos son transferidos 
rutinariamente de los sismógrafos (memorias de estado sólido) a disco compacto (DVD) en 
Yopal y posteriormente enviados a Cali. (Informe mensual Corpo - OSSO, Junio de 2010). Ver 
figura 65. 
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Figure 65. Esquema de adquisicón de datos pro Corpo OSSO. Tomado de seismological data processing, Corpo Osso 2009 
 
Los datos enviados desde Yopal son  copiados a las estaciones de trabajo, almacenados en 
carpetas diarias, y posteriormente procesados.  
 
Para procesarlos se genera un archivo diario con las señales de todas las estaciones que 
adquirieron datos. Así, se obtiene un archivo por cada día del mes con los canales de registro 
de todas las estaciones operantes. Estos archivos son revisados manualmente por el personal 
de procesamiento, con el propósito de identificar los eventos sísmicos que se registraron. En 
esta actividad de detección se seleccionan sólo aquellos eventos sísmicos registrados dentro 
los límites de las concesiones y áreas contiguas, clasificados de acuerdo con una diferencia S-
P (diferencia de tiempo entre la llegada de las onda P y S) menor a 10 seg, lo cual equivale 
aproximadamente a una distancia hipocentral de 80 km.  (Informe mensual Corpo - OSSO, 
Junio de 2010). 
 
 
Durante el proceso de detección de eventos sísmicos se realiza un reporte de las fallas 
observadas en las señales sísmicas y sus posibles causas. Este diagnóstico de fallas se lleva a 
cabo diligenciando formatos diseñados para tal fin. Para cada mes, se realizan estos reportes 
por cada estación y en ellos se consigna información sobre la calidad de cada componente 
para todas las estaciones, así como el número de archivos grabados diariamente y su 
correspondencia con las señales observadas. En cada uno de estos formatos se especifica si la 
estación funcionó durante todo el día, parcialmente , o si no funcionó. 
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Los microsismos detectados en el mes de reporte son extraídos de los archivos diarios 
generados con las señales de todas las estaciones, mediante un proceso rutinario, generando 
archivos de 3 minutos con las señales que corresponden a cada microsismo de interés. De esta 
manera, se obtienen archivos por cada microsismo detectado en el mes de reporte. Después, 
estos archivos son revisados individualmente para determinar cuáles eventos pueden ser 
localizados, es decir, aquellos que presenten fases legibles en, al menos, 3 estaciones. Ver 
figura 66. 
 
La lectura de parámetros de señal es el primer paso en el proceso de localización, y 
comprende principalmente la determinación de los tiempos de llegada de las ondas P y S, así  
 
 
Figure 66. Ubicación de un evento a partir de la recepción en al menso 3 estaciones. . Tomado de seismological data processing, 
Corpo Osso 2009 
 
como la lectura de la coda o duración del microsismo. Este proceso se realiza en los registros 
de cada estación de los eventos localizables. 
 
Leídos los parámetros de señal (fases), se calculan (software HYPO71) los parámetros 
hipocentrales de cada uno de los eventos. Este software genera un archivo por evento con los 
datos de tiempo de origen, latitud, longitud, profundidad, magnitud y los residuales de la 
solución, entre otros. Cuando se tienen estos datos de localización, se genera el archivo 
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HYPO71PC.PUN en el que se encuentran los parámetros hipocentrales (así como parámetros 
de error y calidad) de todos los eventos localizados en el mes. Ver tabla 2.  
 
Tabla 2. Parámetros hipocentrales para el mes de Junio del año 2010 
 
La calidad es un dato proporcionado por el software usado en el procesamiento rutinario de los 
datos para cada evento sísmico localizado, e indica que tan confiable es la solución encontrada 
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para los parámetros hipocentrales del mismo. La calidad se cuantifica con las letras A, B, C y 
D; donde la A es la calidad más alta, y es asignada teniendo en cuenta el número de fases 
leídas (tiempos de llegada P y S), el error promedio de las lecturas con respecto a los valores 
teóricos calculados a partir del modelo de velocidades (RMS total), la distancia a la estación 
más próxima (Dmin), la variación de la solución en profundidad y en el plano horizontal (ERH y 
ERZ, o en otras palabras la estabilidad de la solución), y una medida de la geometría de la 
configuración de las estaciones en las que se leyeron las fases del microsismo (GAP). (Informe 
mensual Corpo - OSSO, Junio de 2010). 
 
Debido a que tanto el proceso de localización como el de lectura de fases se hacen de manera 
diferencial, las localizaciones relativas entre eventos próximos logran valores cercanos a la 
resolución teórica de las observaciones. Esta resolución puede ser estimada con el cociente 
entre la máxima velocidad de onda  que encuentra el rayo en su camino,  la frecuencia de 
muestreo y su valor puede ser dividido por la raíz cuadrada del numero de lecturas )para 
considerar el efecto estadístico de redundancia de los datos). Para el caso de la red Reds-
CCRP la aplicación de esta ecuación genera un valor de 20 metros para la resolución máxima, 
antes de aplicar la reducción estadística del numero de fases. 
 
 
Dado que la red varia constantemente  desde septiembre de 2007, en la actualidad se tiene 
una configuración de estaciones más adecuada para la localización de un mayor número de 
eventos con respecto al total detectado por mes, con mejores calidades. Antes de estos 
cambios, las localizaciones solo incluían algunos eventos con calidad B, y la mayoría 
presentaba calificaciones C y D.(Informe mensual Corrpo - OSSO, Junio de 2010). esta es la 
razón por la cual los datos se analizan a partir del 2007. 
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